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welche  durch  weitsichtiges  Management,  vor  allem  aber  durch  Anstrengungen  in  Forschung  und 
Innovation  in  mittel‐  bis  langfristiger  Perspektive  in  Einklang  gebracht  werden  müssen.  In  diesem 
Spannungsfeld bewegt  sich die  Energie‐ und Klimapolitik  auf  allen  Ebenen  seit  vielen  Jahren.  Es  sind 
politische  Entscheidungen,  die  getroffen werden müssen,  um  Ziele  zu  priorisieren. Die Wissenschaft 
kann  diesen  Prozess  durch  Erarbeitung  von  Grundlagen  unterstützen,  die  Entscheidung  über  die 




2025  unter  Berücksichtigung  der  Liefer‐  und  Preissicherheit“.  Ziel  war  vor  vier  Jahren,  mögliche 
Entwicklungen  der  Energiewirtschaft  in  Baden‐Württemberg  bis  zum  Jahr  2025  unter  den  damals 





Die  seitherige  Weiterentwicklung  der  Energiepolitik  auf  europäischer,  nationaler  sowie  baden‐








90  Prozent  reduziert  werden.  Weiterhin  soll  der  Anteil  der  Erneuerbaren  Energien  am 
Bruttostromverbrauch bis 2020 auf 36 Prozent und bis 2050 auf 89 Prozent steigen. Gegenüber 2010 soll 
der Endenergieverbrauch bis 2020 um 16 Prozent und bis 2030 um 32 Prozent sinken. 
Auf der Grundlage der Untersuchungen  zum  Ist‐Zustand der Stromversorgung  in Baden‐Württemberg 
sowie  zu  den  Potenzialen  der  Nutzung  Erneuerbarer  Energien  aktualisiert  die  Studie  die  damals 






notwendigen  Strommix,  der  auch  die  zur  Deckung  der  Nachfrage  erforderlichen  Stromimporte  aus 




Das  Basis‐Szenario  geht  davon  aus,  dass  die  landespolitischen Ausbauziele  für  Erneuerbare  Energien 
erreicht  werden  und  dass  sich  die  Stromproduktion  aus  konventionellen  Kraftwerken  konservativ 
entwickelt.  Im  gegenüber  der  Vorgängerstudie  aktualisierten  Alternativ‐Szenario wird  angenommen, 
dass  der  Ausbau  der  Erneuerbaren  Energien  –  besonders  der Windenergie  –  nicht  in  dem  von  der 
Landesregierung angestrebten Maß voranschreitet. Das Klimaschutz‐Szenario stellt eine Erweiterung der 
Betrachtungen  aus der Vorgängerstudie dar und  untersucht  eine mögliche Variante des  Strommix  in 
Baden‐Württemberg, mit  dem  die  landespolitischen  Ziele  zur  Reduktion  der  Treibhausgasemissionen 
eingehalten würden.  
Das  Basis‐Szenario,  das  von  einer  konservativen  Fortführung  der  Stromproduktion  aus  den 
konventionellen Erzeugungskapazitäten und der Erfüllung des angestrebten Ausbaus der Erneuerbaren 
Energien  ausgeht,  stellt  einen  Strommix  dar,  der  in  den  nächsten  Jahren  problemlos  und  in  ferner 
Zukunft mit wenigen unterstützenden Maßnahmen wie  Import oder  leichtem Zubau den Strombedarf 
Baden‐Württembergs  decken  kann.  Dabei  unterstellt  dieses  Szenario,  dass  sich  die  wegfallenden 
Kapazitäten  aus  der  Kernenergie  bei  passenden  Wetterverhältnissen  durch  die  Produktion  aus 
Erneuerbaren  Energien  kompensieren  lassen.  Deren  massiver  Ausbau  stellt  jedoch  erhöhte 
Anforderungen an den Betrieb der konventionellen Kraftwerke und deren Geschäftsmodelle. Im Hinblick 
auf  den  Klimaschutz  werden  im  Basis‐Szenario  die  Ziele  zur  Reduktion  der  Treibhausgase  deutlich 
verfehlt:  Statt  einer  Reduktion  ergeben  sich  Steigerungen  durch  den  prominenten  Einsatz  fossiler 
Kraftwerke.  








Weiterentwickelte  Stromnetze  bilden  essenzielle  Bausteine  einer  zukünftigen  Stromwirtschaft,  die 










der  Versorgungssicherheit  auf  Dauer,  das  heißt  nachhaltig,  gewährleisten  lassen.  Bürgerliches, 
wirtschaftliches und politisches Engagement müssen in dieser Frage an einem Strang ziehen.  
Der Ausbau von Kapazitäten zur Stromproduktion aus Erneuerbaren Energien hat sich im Zeitraum, der 
dem  Update  dieser  Studie  zugrunde  liegt,  fortgesetzt:  2013  entfielen  bereits  rund  40  Prozent  der 





einen  Paradigmenwechsel  zur  Marktwirtschaft  zu  vollziehen,  wofür  die  Mechanismen  zur 
Marktintegration  der  Erneuerbaren  Energien  wie  Ausschreibungen,  Direktvermarktung  oder  der 
Grundsatz der Kosteneffizienz sprechen.  
Die  mittel‐  bis  langfristige  Transformation  der  Energieinfrastruktur  für  Elektrizität,  vor  allem  für 
Erneuerbare  Energien,  Netze,  Speicher  und  Informationstechnologien,  erfordert  einen  hohen 
Kapitaleinsatz, sowohl national wie auch  in Baden‐Württemberg. Zu erwarten  ist, dass sich  Investoren 
weiter engagieren, wenn die Randbedingungen auf mittelfristige Sicht verlässlich  sind. Ein hektisches, 
von  aktuellen  gesellschaftlichen  Diskussionen  geprägtes  Verändern  von  Randbedingungen  ist  dafür 
keine  gute Ausgangsituation. Erforderlich  ist  vielmehr eine behutsame, mit Augenmaß durchgeführte 
Feinsteuerung der Strommärkte zur weiteren  Integration der Erneuerbaren Energien. Und wenn auch 






langfristig Anreize  für ausreichende  Investitionen  in neue Erzeugungskapazitäten  setzen wird und die 
Versorgungssicherheit damit auch  langfristig gewährleistet  ist. Der breite Prozess zur Gestaltung eines 
weiterentwickelten Strommarkts mit einer außerhalb stehenden Kapazitätsreserve hat zu einem Modell 
geführt,  das  den  Anforderungen  entsprechen  kann  und  die  deutsche  Energiewirtschaft  auf  der 
Verbrauchs‐ wie auf der Produktionsseite in eine Zukunft mit klaren Rahmenbedingungen führen wird.  
Ein Ergebnis der aktualisierten Untersuchung  ist, dass die Transformation der Energieversorgung – die 
sogenannte  Energiewende  –  die  Gesellschaft,  und  besonders  auch  die  Wirtschaft  vor  große 
Herausforderungen  stellt, aber auch Chancen bietet.  Je nach Perspektive und Zeithorizont  lassen  sich 
unterschiedliche Schlussfolgerungen ziehen. Langfristig kann eine Volkswirtschaft mit dem erfolgreichen 
Umstieg auf eine klimafreundliche, von fossilen und nuklearen Energien unabhängige Stromversorgung 
im  internationalen  Vergleich  nur  gewinnen.  Der  Weg  dahin  ist  allerdings  von  zahlreichen  Hürden 
verstellt,  die  nur  mit  Augenmaß  und  entsprechender  Hilfestellung  zu  überwinden  sind.  Aus 
mikroökonomischer Sicht sind die Randbedingungen für Unternehmen in Baden‐Württemberg auf einer 
kurzfristigen  Skala  schwierig  und  können  zu  wettbewerblichen  Verzerrungen  führen.  Entscheidende 
Voraussetzung sind daher langfristige Perspektiven und der damit verbundene Planungsrahmen. Wie bei 
jeder  wirtschaftlichen  Transformation  in  diesem  Prozess  Gewinner  und  Verlierer  sichtbar.  Aus 







Schon  heute  ist  zu  beobachten,  dass  sich  Baden‐Württemberg  und  seine  Wirtschaft  den 
Herausforderungen der Energiewende erfolgreich stellen. Die  Innovationskraft des Landes zeigt sich  in 
hohen  Ausgaben  für  die  Forschung  und  manifestiert  sich  in  der  herausragenden  Qualität  seiner 
Forschungseinrichtungen.  Die  Wirtschaft  in  Baden‐Württemberg  erkennt  die  mit  der  Energiewende 
verbundenen Chancen: Neue Produkte und Konzepte schaffen nicht nur Arbeitsplätze, sondern eröffnen 




Dieses  Kapitel  befasst  sich  mit  dem  bestehenden  Stromsystem  und  dem  Ist‐Zustand  der 
Stromversorgung  in  Baden‐Württemberg.  Neben  einer  Betrachtung  der  Strombilanz,  inklusive 
Strombereitstellung und Stromnachfrage, werden die elektrischen Netze und Speicher untersucht. Die 
energiepolitischen  Rahmenbedingungen  als  relevante  Einflussgröße  auf  Versorgungs‐  und 
Preissicherheit  werden  ausführlich  dargestellt.  Eine  differenzierte  Betrachtung  der  Entwicklung  der 
Strompreise  und  ihrer  Bestandteile  (Erzeugung,  Beschaffung  und  Lieferung;  Abgaben)  schließt  das 
Kapitel  ab. Der  Ist‐Zustand der  Stromversorgung  in Baden‐Württemberg wurde  in der Ausgangstudie 







physikalisch  erzeugten  und  verbrauchten  Strommengen  zugerechnet.  Eigentumsverhältnisse  werden 
somit  nicht  berücksichtigt.1  Sollte  die  in  Baden‐Württemberg  produzierte  Strommenge  nicht 
ausreichend  sein,  um  den  Strombedarf  der  baden‐württembergischen  Abnehmer  zu  decken,  muss 
Strom über Kuppelstellen mit angrenzenden Regionen (deutsche Bundesländer, europäisches Ausland) 






Offshore‐Windkraftanlagen  in  dieser  Studie  nicht  als  baden‐württembergische  Erzeugungsleistung  aufgefasst 
werden.  Der  Kraftwerkspark  der  EnBW  AG  ist  ebenfalls  nicht  auf  Baden‐Württemberg  beschränkt.  Über 





AG  (40  Prozent)  verwiesen,  deren  fünf  Steinkohleblöcke  aktuell  einen  bedeutenden  Anteil  am  baden‐










von  den  Ereignissen  rund  um  die  Unfälle  im  Kernkraftwerk  Fukushima‐Daiichi  nach  dem  Tōhoku‐
Erdbeben am 11. März 2011. Daraufhin  leitete die damalige Bundesregierung durch den Beschluss des 
Ausstiegs  aus  der  Kernenergie  bis  2022  (2)  die  sogenannte  Energiewende  ein  und  richtete  die 
Energiepolitik grundlegend neu aus.  
Durch  die  ersten  schnellen  Reaktionen  der  Bundesregierung  auf  die  nach  dem  Fukushima‐Unfall 
geänderten gesellschaftlichen Anforderungen an das Energiesystem  sowie diverse Regierungswechsel, 
wie  in  der  Bundesrepublik  von  einer  CDU/CSU/FDP‐getragenen  zu  einer  von  CDU/CSU  und  SPD 
getragenen Bundesregierung, eine Europäische Kommission unter der neuen Führung des von der EVP 
(Europäische Volkspartei) getragenen  Jean‐Claude  Juncker und die Etablierung damals neu gewählter 









dem  Vergleichsjahr  1990  festgesetzt.  Auch  für  die  beiden  anderen  Felder  des  Maßnahmendreiecks 
wurden die Ziele neu definiert und  jeweils eine Zielgröße von mindestens 27 Prozent  sowohl  für den 
Anteil der Erneuerbaren Energien am Endenergieverbrauch in der EU als auch für die Verbesserung der 
Energieeffizienz vorgegeben (3).  











Die  seit  der  Bundestagswahl  2013  regierende  Große  Koalition  aus  Christdemokraten  und 
Sozialdemokraten  hat  die  Zuständigkeiten  für  die  Energiepolitik  neu  geordnet.  So  wurde  das 
Bundeswirtschaftsministerium  zum  Bundesministerium  für  Wirtschaft  und  Energie  (BMWi),  das  die 
Kompetenzen  im  Bereich  der  Energiepolitik  bündelt.  Die  Regierung  verspricht  sich  davon  eine 
effektivere  Koordination  der  diversen  Aufgaben  der  Energiewende.  So  wurden  auch  fünf 
„Energiewende‐Plattformen“  eingerichtet,  auf  denen  Vertreter  der  Politik  in  Bund  und  Ländern,  der 





Energienetze,  Forschung  und  Innovation  sowie Gebäude  beraten. Daneben  bleiben  verschiedene  die 





der  „Ziele  des  energiepolitischen  Dreiecks“  betont,  die  mit  „Klima‐  und  Umweltverträglichkeit, 
Versorgungssicherheit und Bezahlbarkeit“ beschrieben werden (5). Somit werden die Zielsetzungen des 
Energiekonzepts  der  Bundesregierung  vom  September  2010  (6)  bestätigt,  das  weiterhin  die 
Basisstrategie  für  die  Energiepolitik  in  Deutschland  darstellt.  Als Masterplan  für  die  Umsetzung  und 
Weiterentwicklung  der  Energiewende  in  der  laufenden  18.  Legislaturperiode  hat  das  nun  zuständige 
Wirtschaftsministerium  am  26.  Juni  2014  eine  10‐Punkte‐Energie‐Agenda  (7)  vorgelegt,  in  der  die 
zentralen  Vorhaben  der  Energiewende  dargestellt  und  die  verschiedenen  Maßnahmen  aufeinander 
abgestimmt werden.  In dieser Agenda werden die Planungen zur Weiterentwicklung des Erneuerbare‐
Energien‐Gesetz (EEG), zur Umsetzung des Europäischen Klima‐ und Energierahmens 2030, zum Design 
des  Strommarkts  und  regionaler  Kooperationen  in  der  EU,  zu  Übertragungs‐  und  Verteilnetzen,  zu 
Strategien  für  Effizienz,  Gebäude  und  Gasversorgung  sowie  zur  Begleitung  der  Energiewende  durch 
Monitoring  und  den  erwähnten  Energiewende‐Plattformen  dargestellt.  So  wird  das  Monitoring  der 






Fortschrittsbericht  gleichsam  das  jährliche  Monitoring  der  Energiewende  und  die  Evaluation  des 
Fortschritts bei der Umsetzung des Energiekonzepts der Bundesregierung (6).   
In  einer  ersten  Fortschreibung  der  der  10‐Punkte‐Energie‐Agenda  vom  Februar  2015  (8) werden  die 
ersten umgesetzten Vorhaben  in den Gesamtzusammenhang gestellt und die Agenda auf die aktuellen 
Entwicklungen  und  Erkenntnisse  aus  diversen  Untersuchungen  –  so  lag  beispielsweise  der  erste 
Fortschrittsbericht zum Dezember 2014  vor (9) – angepasst. In diesem Fall wird hier insbesondere das 
zum Zeitpunkt der ersten Fortschreibung bereits verabschiedete EEG 2014  sowie der  fortgeschrittene 




Mitte  des  Jahres  2015  stand  die  Umsetzung  der  Energiewende  an  einem  Punkt,  an  dem  wichtige 
Vorhaben bereits auf den Weg gebracht und  in Teilen umgesetzt waren, wie die erste Fortschreibung 
der 10‐Punkte‐Energie‐Agenda  (8) und der  erste  Fortschrittsbericht  (9) darstellen,  an dem  aber  auch 
wichtige  Grundsatzentscheidungen  getroffen  werden  mussten,  wie  beispielsweise  der 
Fortschrittsbericht  bezüglich  des  Strommarktdesigns  fordert.  Neben  der  Frage,  ob  ein  optimierter 
Strommarkt oder daneben ein zweiter Markt  für die Vorhaltung von Kapazitäten eingerichtet werden 
soll,  mussten  einigen  Konflikten  und  Entwicklungen  mit  politischen  Weichenstellungen  begegnet 





Netzausbaus,  der  Realisierung  von  CO2‐Minderungsbeiträgen  im  Stromsektor  und  der Notwendigkeit 
neuer  Rahmenbedingungen  für  die  Finanzierung  des  Rückbaus  der  Kernkraftwerke.  Um  diese 
Entscheidungen  für  die  mittelfristigen  Projekte  zu  treffen  und  notwendige  Kurskorrekturen 
vorzunehmen,  haben  im  Juli  2015  die  Parteivorsitzenden  von  CDU,  CSU  und  SPD  eine  Politische 
Vereinbarung  getroffen,  in  denen  „Eckpunkte  für  eine  erfolgreiche  Umsetzung  der  Energiewende“ 
festgeschrieben  wurden  (10).  Die  Vereinbarung  nimmt  konkrete  Weichenstellungen  zu  einigen 
grundsätzlichen  Fragen  vor  und  legt  die Richtung  für  die  zukünftige  Entwicklung  des Gesamtsystems 
fest. Auf der Grundlage dieser Vereinbarung wurden bereits einige Vorhaben weiterentwickelt und das 
System  entsprechend  ausgerichtet, wie  in  der  Beschreibung  der  einzelnen  Themenfelder  dargestellt 
wird. 
Eine zweite Fortschreibung der 10‐Punkte‐Energie‐Agenda vom  Januar 2016  (11) zeigt unter anderem 
auf, wie  die  Entscheidungen  in  den weiteren  Prozess  eingeflossen  sind  und welche  Fortschritte  die 

















Das  Gesetz  für  den  Ausbau  Erneuerbarer  Energien  (Erneuerbare‐Energien‐Gesetz,  EEG)  bildet  den 
rechtlichen Kern  für die angestrebte Energiewende hin  zu einem  stärkeren Ausbau der Erneuerbaren 
Energien. Nach diversen Anpassungen, die auf den Ausbaugrad und die Auswirkungen der Förderung 
Erneuerbarer  Energien  im  Energiemarkt  reagieren, wurde  zuletzt  im  Sommer  2014  eine  umfassende 
Novellierung des EEG beschlossen (13), die auch als „EEG 2.0“ bezeichnet wird. 
Während das erste EEG von 2000 durch starke Förderung den Weg  für den Eintritt der Erneuerbaren 
Energien  in  das  Energiesystem  ermöglichte,  trägt  das  EEG  2014  dem  Umstand  Rechnung,  dass  sich 
Erneuerbare  Energien  „von  einer  Nischenexistenz  zu  einer  der  tragenden  Säulen  der  deutschen 
Stromversorgung“ (10) entwickelt haben und einen Anteil von mehr als 25 Prozent der Stromversorgung 
ausmachen.  Den  aus  diesem  mittlerweile  bedeutenden  Anteil  der  Erneuerbaren  Energien  an  der 
Stromversorgung entstanden Herausforderungen  soll das EEG 2014 mit entsprechenden Maßnahmen 
begegnen. Zu nennen sind besonders die Entwicklung der EEG‐Umlage, der weitestgehend ungesteuerte 
Zubau  verschiedener  EE‐Kapazitäten  und  die  Netzintegration  der  in  großem  Maße  volatilen  EE‐
Einspeisung besonders aus Windkraft und Photovoltaik. Gerade die Entwicklung der EEG‐Umlage hat in 
der Gesellschaft zu großen Diskussionen über die Ausrichtung der Energiewende geführt, da durch sie 
die  Kosten  des  starken  Zubaus  Erneuerbarer  Energien  über  die  Strompreise  sehr  direkt  beim 
Verbraucher  spürbar  wurden.  Auch  wurden  Industrieprivilegien  in  der  Gesellschaft  und  zugleich  in 
europarechtlichem  Zusammenhang  kritisch  diskutiert.  In  einer  Studie  des  Fraunhofer  ISE  zur 
historischen Entwicklung der EEG‐Umlage werden die Gründe für die stark steigende EEG‐Umlage in den 
Jahren bis 2014 diskutiert (11). Allein im Zeitraum zwischen der Vorgängerstudie und dem Jahr 2014 hat 













Im  neuen  EEG  werden  die  Ausbauziele  für  Erneuerbare  Energien  nicht  mehr  wie  bisher  als  starre 




Prozent  bis  spätestens  2030  und  65  Prozent  bis  spätestens  2040  vor  (siehe  auch  Abbildung  2‐3: 
Ausbaupfade). Des Weiteren werden zur gezielteren Steuerung des Zubaus von EE‐Kapazitäten konkrete 
Ausbaupfade  für  einzelne  Technologien  genannt.  So  sollen  die  installierten  Leistungen  von 
Windenergieanlagen  an  Land  um  jährlich  2.500 MW/a  (netto),  von Windenergieanlagen  auf  See  auf 
6.500  MW  im  Jahr  2020  und  15.000  MW  im  Jahr  2030,  von  Solarenergieanlagen  um  2.500  MW/a 
(brutto)  und  von  Biomasseanlagen  um  bis  zu  100  MW/a  (brutto)  gesteigert  werden  (siehe  auch 
Abbildung  2‐3:  Ausbaupfade).  Das  EEG  2014  gibt  darüber  hinaus  für  weitere 
Energieerzeugungstechnologien, die durch das EEG gefördert werden, keine konkreten Ausbauziele an. 
Direkte  Auswirkungen  ergeben  sich  vor  allem  für  Biomasse‐Anlagen,  deren  Förderung  erheblich 
eingeschränkt  wird  (21).  Um  eine  dauerhafte  Über‐  oder  Unterschreitung  der  Ausbaupfade  für 
Windenergieanlagen  an  Land  und  Solaranlagen  zu  vermeiden,  bedient  sich  das  EEG  2014  eines 










Abbildung  2‐3. Ausbauziele  nach  dem  EEG  2014.  a)  Ausbauziele  für  den  Anteil  des  Stroms  aus  Erneuerbaren  Energien  am 
Bruttostromverbrauch  nach  dem  EEG  2014  im  Vergleich  zu  den  Zielen  des  EEG  2012  und  des  bisher  realisierten  Ausbaus. 
Quellen: BMWi (22), EEG 2012 (23), EEG 2014 (13). Grafik nach BDEW (24). b) Ziele für den Zubau an installierter Leistung für 











Strom  aus  Erneuerbaren  Energien  bis  spätestens  2017  durch  Ausschreibungen  zu  ermitteln.  Als 
Pilotprojekt dafür dient die Förderung von Freiflächen‐Photovoltaik‐Anlagen, zu deren Ausschreibung im 
Januar  2015  eine  Verordnung  für  Pilotausschreibungen  vorgelegt  wurde.  Die  daraus  gewonnenen 
Erkenntnisse  sollen  laut der 10‐Punkte‐Energie‐Agenda des BMWi  in eine weitere Reform des EEG  im 
Jahr 2016 einfließen, welches auch als EEG 3.0 bezeichnet wird und  im Kern beinhalten  soll, dass die 
Förderhöhe  für  Erneuerbare  Energien  bei  allen  Technologien  grundsätzlich  durch  wettbewerbliche 
Ausschreibungen  ermittelt wird  (11). Die  erste Phase der Ausschreibungen  von PV‐Anlagen wurde  in 
einem  Erfahrungsbericht  (25), der  im  Januar 2016  vom Bundeskabinett beschlossen wurde,  evaluiert 
und  vom  BMWi  positiv  beurteilt.  In  der  zweiten  Fortschreibung  der  10‐Punkte‐Agenda  stellt  das 




EEG‐Umlage.  So  werden  Eigenversorger  grundsätzlich  mit  der  EEG‐Umlage  belastet,  auch  wenn  es 
sowohl  für Bestands‐ als auch  für Neuanlagen zahlreiche Ausnahmeregelungen gibt. Auch wurden die 
Ermäßigungen  für  stromkostenintensive  Unternehmen  geändert  –  nicht  zuletzt  als  Reaktion  der 
wettbewerbsrechtlichen Prüfung der bisherigen Regelungen durch die Europäische Kommission. Diese 
Prüfungen  haben  ergeben,  dass  die  im  Rahmen  des  EEG  2012  gewährten  Beihilfen  mit  dem  EU‐
Beihilferecht in Einklang stehen und nur in kleinen Teilen die Befreiungen höher als zulässig waren (26), 
was die Befreiungsregelungen auch im neuen EEG 2014 im Grundsatz bestätigt. Darüber hinaus hat die 
Kommission mitgeteilt, dass die  im EEG 2014  vorgesehenen Teilbefreiungen  von der EEG‐Umlage  für 
Bahnunternehmen ebenfalls EU‐rechtskonform sind (27).  
Schon  durch  die  Bezeichnung  als  „EEG  2.0“  in  der  10‐Punkte‐Energie‐Agenda  des 
Bundeswirtschaftsministeriums  zur Umsetzung der Energiewende  (11) wird deutlich, dass die Reform 
des  EEG  von  2014  nicht  als  Anpassung,  sondern  als  umfassende  Neukonzeption  der  Förderung 
Erneuerbarer  Energien  und  ihrer  Implementation  in  das  Energiesystem  verstanden wird. Dies wurde 
bereits  im  Koalitionsvertrag  zwischen  den  Unionsparteien  und  den  Sozialdemokraten  angekündigt, 
indem von einer angestrebten „grundlegenden Reform“ des EEG gesprochen wurde (5). So proklamiert 
das  BMWi  in  einer  Begleitveröffentlichung  zum  EEG  2014  einen  „Neustart  der  Energiewende“  und 
beschreibt das EEG 2014 als einen gesetzlichen Rahmen, der „erstmals zugeschnitten [ist] auf die Rolle 
der  Erneuerbaren  Energien  als  Hauptpfeiler  der  deutschen  Stromversorgung  und  als  dominierende 
Energiequelle der Zukunft“ (14). Dies wird auch in der wissenschaftlichen Diskussion bestätigt. So spricht 
der Aachener Umweltrechtswissenschaftler Walter  Frenz  von  einem Rollenwechsel der  Erneuerbaren 
Energien  „vom  Ausnahme‐  zum  Normalfall“  und  sieht  die  Rolle  des  Stroms  aus  konventionellen 
Energieträgern  bald  als  Ausnahme.  Besonders  erkennt  er  im  neuen  EEG  2014  einen 
„Paradigmenwechsel  von  der  ‚Staats‐‘  zur  Marktwirtschaft“,  wofür  er  die  Mechanismen  zur 
Marktintegration  der  Erneuerbaren  Energien  wie  Ausschreibungen,  Direktvermarktung  oder  den 








werden. Das BMWi  legte hierzu  im Dezember 2015 ein Eckpunktepapier  für die EEG‐Novelle 2016 vor 
(29), mit der die Umstellung auf Ausschreibungen umgesetzt werden soll. In diesem Eckpunktepapier ist 




des  EEG  insgesamt  möglichst  gering  gehalten  und  durch  die  Ausschreibungen  allen  Akteuren  faire 
Chancen eröffnet werden sollen. 
Energieeffizienz 
Neben  dem  Ausbau  der  Erneuerbaren  Energien  bezeichnet  die  Bundesregierung  in  zahlreichen 
Publikationen  die  Energieeffizienz  als  „zweite  Säule  der  Energiewende“.  Im  Energiekonzept  der 
Bundesregierung  von 2010 werden die Ziele  formuliert, den Primärenergieverbrauch bis 2020 um 20 
Prozent  und  bis  2050  um  50  Prozent  gegenüber  dem  Jahr  2008  zu  reduzieren.  Dabei  soll  der 
Stromverbrauch  bis  2020  um  rund  zehn  Prozent  und  bis  2050  um  ca.  25  Prozent  bezogen  auf  2008 
absinken; der Endenergieverbrauch im Verkehrsbereich soll bis 2020 um zehn Prozent und bis 2050 um 
rund 40 Prozent im Vergleich zu 2005 verringert werden (6). 
Der  in der 10‐Punkte‐Energie‐Agenda des BMWi  angekündigte Nationale Aktionsplan  Energieeffizienz 
(NAPE)  wurde  im  Dezember  2014  veröffentlicht  und  stellt  die  Strategie  der  Bundesregierung  zur 
Steigerung der Energieeffizienz dar (30). Demnach soll nicht nur das „Energiesparen zur Reduzierung der 
Energiekosten  in  Industrie,  im Gewerbe oder bei den privaten Verbrauchern“  im Vordergrund stehen, 
sondern  es  geht  „vielmehr  auch  um  neue  Geschäftsmodelle,  neue  Innovationen  für 
Energiesparmaßnahmen  und  innovative  Produkte,  mit  denen  die  deutsche  Wirtschaft  auf  den 
Weltmärkten  punkten  kann“.  Die  Bundesregierung  sieht  gerade  bei  kleineren  und  mittleren 
Unternehmen  eine mögliche Rentabilität  von  Energieeffizienzinvestitionen  von  20  bis  25  Prozent.  Im 
NAPE werden „Sofortmaßnahmen“ und „weiterführende Arbeitsprozesse“ dargestellt, die „den Kern der 
Energieeffizienzstrategie der 18. Legislaturperiode bilden“ sollen. So werden als Sofortmaßnahmen die 
Einführung  neuer  wettbewerblicher  Ausschreibungen  für  Energieeffizienz,  die  Erhöhung  des 
Fördervolumens für die Gebäudesanierung und die Einführung einer von Bund und Ländern getragenen 
steuerlichen  Förderung  von  Effizienzmaßnahmen  im  Gebäudesektor  sowie  die  Schaffung  von 
Energieeffizienznetzwerken gemeinsam mit Industrie und Gewerbe genannt. Laut BMWi sind von diesen 
Sofortmaßnahmen  in  2015  „bereits  mehr  als  die  Hälfte  […]  auf  den  Weg  gebracht“  (11).    Die 
„weiterführenden  Arbeitsprozesse  für  die  18.  Legislaturperiode“  sehen  die  Entwicklung  einer 
Energieeffizienzstrategie  Gebäude,  Verbesserungen  der  Rahmenbedingungen  für 
Energiedienstleistungen,  neue  Finanzierungskonzepte,  „die  die  Effizienzgewinne  der  Zukunft  in 
Liquidität  für  Investitionen  der  Gegenwart  versetzen“  und  das  „Investitionsklima  für 
Energieeffizienzmaßnahmen  nachhaltig  verbessern“  sollen  sowie  die  Systematisierung  der 
Energieeffizienzberatung  vor.  Als  Eckpfeiler  werden  somit  das  Voranbringen  der  Energieeffizienz  im 
Gebäudebereich,  die  Etablierung  der  Energieeffizienz  als  Rendite‐  und  Geschäftsmodell  und  die 
Erhöhung der Eigenverantwortlichkeit  für Energieeffizienz gesetzt.  In einem Grünbuchprozess  soll die 






ein  Papier  „Sanierungsbedarf  im Gebäudebestand“  veröffentlicht  (31),  dem  im November  2015  eine 
„Energieeffizienzstrategie  Gebäude  (ESG)“  folgte  (32).  Dieser  Prozess  wird  begleitet  durch  eine 
themenspezifische  Energiewende‐Plattform.  Als  vierter  Bereich  wird  der  Verkehr  genannt,  der 
besonders im Rahmen des „Aktionsprogramms Klimaschutz 2020“ eine maßgebliche Rolle spielt (33). 
Klimaschutz 
Eine  wesentliche  Motivation  zur  Umgestaltung  des  Energiesystems  ist  der  Klimaschutz,  da  der 
Energieverbrauch  ca.  80  Prozent  (6)  der  Treibhausgasemissionen  verursacht.  Meist  werden 
Klimaschutzziele und Ziele zur Gestaltung des Energiesystems im Zusammenhang genannt, wie etwa bei 
den  europäischen  Strategien,  die  im  vorherigen  Abschnitt  dargestellt  sind.  Im  Energiekonzept  der 
Bundesregierung  als  Leitstrategie  für  die  Energiepolitik,  sind  die  Klimaschutzziele  eng  mit  den 
energiepolitischen  Zielen  verknüpft,  sodass  auch  darin  der  Dreiklang  aus  Treibhausgasreduktion, 
Erhöhung des Anteils der Erneuerbaren Energien und Energieeffizienz zu finden ist. Konkret wird das Ziel 
angestrebt, bis 2020 die Treibhausgasemissionen um 40 Prozent und als gemeinsames Ziel mit der EU 
bis  2050  um  mindestens  80  Prozent  im  Vergleich  zum  Referenzjahr  1990  zu  reduzieren  (6).  Die 
Bundesregierung  hat  im Dezember  2014  das  „Aktionsprogramm  Klimaschutz  2020“  beschlossen,  das 
Maßnahmen  beinhaltet,  mit  denen  die  angestrebten  Ziele  erreicht  werden  sollen  (33).  Einen 
wesentlichen Beitrag dazu leisten sollen der oben dargestellte „Nationale Aktionsplan Energieeffizienz“ 
(30),  ein  Programm  „Klimafreundliches  Bauen  und  Wohnen“,  Maßnahmen  im  Verkehrssektor, 
Minderungen von nicht energiebedingten Emissionen  in  Industrie, Gewerbe, Handel, Dienstleistungen 
und  Abfallwirtschaft  sowie  in  der  Landwirtschaft,  eine  Reform  des  Emissionshandels  und  weitere 
Maßnahmen,  besonders  im  Stromsektor. Gerade  die  Reform  des  Emissionshandels  ist  abhängig  von 
Beschlüssen  in  der  Europäischen  Union.  So  soll  der  Emissionshandel  reformiert  werden  mit  dem 
Hauptziel,  „wirksame  wirtschaftliche  Anreize  zur  Minderung  der  Treibhausgase“  zu  setzen  (11).  Es 
wurde  bereits  eine  „Marktstabilitätsreserve  (MSR)“  beschlossen  (34),  die  eine  Anpassung  der 
Zertifikatsmengen an die Überschüsse im Emissionshandelsmakt beinhaltet. Ein „Carbon Leakage“, also 
eine Verlagerung von Produktionen wegen Klimaschutzanforderungen, will die Bundesregierung durch 
entsprechende  Regelungen  vermeiden  (5).  Durch  größere  Umgestaltungen  und  Neuregelungen  im 




KWK‐Förderung,  die  etwa  4  Mio.  t  CO2‐Einsparungen  erwirken  sollen  und  an  späterer  Stelle  näher 
ausgeführt werden, sowie weiteren 5,5 Mio. t CO2‐Reduktion durch Effizienzmaßnahmen, ein großer Teil 
durch eine schrittweise Stilllegung von Braunkohlekraftwerksblöcken nach einer Zwischenstation in der 
Kapazitätsreserve  erreicht  werden,  wodurch  eine  Minderung  von  11‐12,5  Mio.  t.  CO2  bis  2020 
angestrebt wird. Damit setzen die Regierungsparteien eindeutig auf einen Kurs, der die Stromerzeugung 
von der Kohle wegführen soll. 




die  vor‐industrielle  Zeit  zu  limitieren  und  Anstrengungen  zu  verfolgen,  den  Anstieg  auf  1,5°C  zu 
begrenzen (Artikel 2 (a) des Abkommens). Dies stellt die Festschreibung eines sehr ambitionierten Ziels 






Kohleverstromung  beenden  zu  wollen,  weist  jedoch  in  diese  Richtung,  indem  in  Artikel  4  davon 
gesprochen  wird,  das  man  in  der  zweiten  Hälfte  des  Jahrhunderts  eine  Balance  zwischen  den 
anthropogenen Emissionen und der Aufnahme durch Senken für Treibhausgase erreichen will.  
Schon  in  der  Vorbereitung  zu  diesem  Abkommen  sind  die  sieben  großen  Industrienationen  in  ihrer 
Abschlusserklärung  zum  G7‐Gipfel  2015  in  Schloss  Elmau,  Deutschland  (36),  zu  der  Übereinkunft 
gekommen,  einen Umbau  der  Energiewirtschaft  bis  2050  anzustreben  und  sich  zu  der  „Entwicklung 
langfristiger  nationaler  kohlenstoffarmer  Strategien“  zu  verpflichten,  unter  anderem  mit  der 
„Abschaffung  ineffizienter Subventionen  für  fossile Brennstoffe“. Es werden „tiefe Einschnitte bei den 
weltweiten  Treibhausgasemissionen“  als  erforderlich  angesehen,  „einhergehend  mit  einer 
Dekarbonisierung  der  Weltwirtschaft  im  Laufe  dieses  Jahrhunderts“.  In  einem  Editorial  der 
Fachzeitschrift nature werden die Ziele des G7‐Gipfels als „Tough  targets“ beschrieben und gefordert, 
dass die Weltgemeinschaft diese Ziele übernehmen sollte (37).  
In  der  Wissenschaft  werden  die  Vereinbarkeit  und  die  gegenseitige  Beeinflussung  von 
energiepolitischen Rahmenbedingungen und Zielen der Klimaschutzpolitik kritisch diskutiert. Neben den 
Ausführungen  zur  Wechselwirkung  von  energie‐  und  klimapolitischen  Instrumenten  aus  der 
Vorgängerstudie [Studie 2012, Kapitel 2.3.4] sei hier eine Analyse aus dem Projekt „Energiesysteme der 
Zukunft“  der  Akademien  Leopoldina,  acatech  und  der  Union  der  deutschen  Akademien  der 
Wissenschaften  zu  „Wechselwirkungen  im  Energiesystem“  vom  Februar  2015  erwähnt,  welche  die 





für  „einen  effizienten  Kraftwerkseinsatz  bei wachsenden Anteilen  Erneuerbarer  Energien  sorgen  und 
zugleich  ein hohes Maß  an Versorgungssicherheit  gewährleisten“  soll. Dazu wurden  zunächst diverse 
Gutachten  und  Studien  angefertigt  und  daraufhin  von  der  Energiewende‐Plattform  Strommarkt  ein 





die  „Verbesserung  der  Bilanzkreisbewirtschaftung,  der  Netzausbau  und  die  Weiterentwicklung  der 
Regelleistungsmärkte“.  Weiter  wird  im  Grünbuch  eine  Grundsatzentscheidung  über  die  Vorhaltung 
ausreichender  Kapazitäten  gefordert,  wobei  zwei  „grundsätzliche  Lösungsansätze  zur  Verfügung“ 
stehen, nämlich entweder einen  „optimierten Strommarkt  (Strommarkt 2.0, Energy Only)“, der einen 
„glaubwürdigen  rechtlichen  Rahmen  [gibt],  auf  den  Investoren  vertrauen  können,  und  in  dem 
Stromkunden  in  eigener  Verantwortung  über  ihre  Nachfrage  bestimmen,  wie  viele  Kapazitäten 








die  Energiewende“  (40)  vorgelegt, welches  konkrete  Vorschläge  und weitere Diskussionspunkte  zum 
Design des zukünftigen Strommarkts dargestellt wurden. So werden Vorschläge zur Konkretisierung der 
„Sowieso‐Maßnahmen“  gemacht  und  die  Einführung  einer  Kapazitätsreserve  breit  unterstützt.  Das 
Weißbuch  stellt  dar,  dass  es  bezüglich  der  Grundsatzentscheidung,  ob  das  Design  des  zukünftigen 
Strommarkts einem Kapazitätsmarkt oder einem  „Strommarkt 2.0“ entsprechen  soll, unterschiedliche 






Strommarktdesign  nach  Modell  eines  sogenannten  „Stommarkt  2.0“  auszurichten  (10).  Dies  soll 
einhergehen  mit  einer  zusätzlichen  Kapazitätsreserve  außerhalb  des  Stommarkts.  Als  Kern  des 
Strommarks wird ein „marktwirtschaftlicher Wettbewerb der Flexibilitätsoptionen“ auf der Erzugungs‐ 
und  auf  der  Nachfrageseite  gesehen.  Man  verspricht  sich  die  Entfachung  von  Wettbewerb  und 
Innovationen,  um  auf  die  Schwankungen  der  erneuerbaren  Energien  einerseits  und  der  Nachfrage 
andererseits  reagieren  zu  können.  Als  wesentlich  wird  zudem  gesehen,  dass  die  „Preissignale  des 
Strommarkts  beim  Verbraucher  ankommen  und  die  konstengünstigsten  Flexibilitätsoptionen  genutzt 
werden“.  Über  langfristige  Lieferverträge  und  Lastmanagement  sollen  sich  die  Stromversorger 
absichern,  um  jederzeit  ausreichend  Strom  an  die  Kunden  liefern  zu  können.  Es  soll  eine  freie 
Preisbildung  garantiert  und  im  Energiewirtschaftsrecht  festgeschrieben werden,  dass  die  Politik  und 
Regulierungsbehörden  nicht  in  die  Preisbildung  am  Markt  eingreifen.  Weiter  wird  Wert  auf  den 
Datenschutz  in  „einer  der  ersten  voll  digitalisierten  Branchen  unserer  Volkswirtschaft“  gelegt,  um 
Innovationen  im  Bereich  der  Smart  Technologies  eine  Grundlage  zu  geben.  Wesentlich  für  die 
Versorgungssicherheit,  die  auch  regional  verstanden  wird,  ist  der  Aufbau  einer  zusätzlichen 
Kapazitätsreserve mit Kraftwerken, die nicht am Strommarkt  teilnehmen, wodurch Wettbewerbs‐ und 
Preisverzerrungen  verhindert  werden  sollen.  Eine  Novelle  der  Reservekraftwerksverordnung  soll 
verlässliche  Regelungen  zu  Vergütungen  und  Bereitschaftsauslagen  enthalten  sowie  für  noch  nicht 
abgeschriebene Kraftwerke  als Ausgleich  für  ihren Werteverbrauch  eine  anteilige  Jahresabschreibung 






die  Entscheidung  für  einen  weiterentwickelten  Energy  Only  Market  (EOM)  diskutiert.  Während 
Wirtschaftsvertreter  wie  der  Deutsche  Industrie‐  und  Handelskammertag  (DIHK)  die  Vorschläge  des 
Weißbuchs als „zum großen Teil richtig“ bezeichnen und bemerken, man habe „richtigerweise  […] auf 
die Einführung eines separaten Markts für gesicherte Leistung verzichtet“, wird von Seiten des Baden‐
Württembergisches  Umweltministeriums  (UM  BW)  die  Grundsatzentscheidung  gegen  einen 
Kapazitätsmarkt  kritisiert.  So  sehe  Baden‐Württemberg  „insbesondere  mittel‐  bis  langfristig  keine 
Alternative zu einem Kapazitätsmarkt“. Man würde jedoch anerkennen, dass die „Versorgungssicherheit 
aller Voraussicht nach auch mit einem EOM und einer Kapazitätsreserve zunächst gewährleistet bleibt“. 






außerhalb  des  Martes  vorgehalten  und  nur  in  dem  unwahrscheinlichen  Fall  eines  Leistungsdefizits 
eingesetzt wird“ als die Erfüllung einer „langjährigen Forderung der EnBW“. 
Mit dem „Entwurf   eines Gesetzes  zur Weiterentwicklung des Strommarktes  (Strommarktgesetz)“ hat 
das Bundeskabinett  am 4. November 2015 ein Paket mit Änderungen  zu  einschlägigen Gesetzen wie 
dem Energiewirtschaftsgesetz  (EnWG)  vorgelegt,  in dem die  vereinbarten Grundsätze  zur Rechtskraft 
gebracht werden sollen. Die Prinzipien der  freien Preisbildung und der direkten Preissignale sowie die 
Schaffung  einer  Kapazitätsreserve  stehen  im Mittelpunkt der  geplanten Änderungen. Darüber hinaus 
enthält das Paket diverse Weiterentwicklungen des Energiesystems wie etwa die klare energierechtliche 
Einordnung der Ladeinfrastruktur für Elektromobile mit dem Ziel der Nutzung von Flexibilitätsoptionen 
durch deren  Integration  in das Elektrizitätsversorgungssystem.  In diesem Paket enthalten  ist auch die 
Änderung der Kapazitätsreserveverordnung, welche die Rahmenbedingungen für die Kapazitätsreserve 
bilden  soll.  In  Stellungnahmen  (42)  zu diesem  zentralen Punkt der Neuorganisation des  Strommarkts 
wird  der  Aufbau  einer  Kapazitätsreserve  weitgehend  begrüßt.  Große  Konzerne  wie  EnBW  oder  die 
Kammern wie  der DIHK  bewerten  auch  in  den  Stellungnahmen  zur  Kapazitätsreserveverordnung wie 
bereits  in  ihren  grundsätzlichen  Bewertungen  des  Strommarktdesigns  ein  Kapazitätsreserversystem 
außerhalb  des  Strommarkts  als  eine  richtige  Weichenstellung.  Der  Verband  der  Kommunalen 
Unternehmen  VKU  hingegen  meldet  grundsätzliche  Bedenken  gegen  eine  Kapazitätsreserve  an  und 
begründet dies damit, dass die Kapazitätsreserve durch die Notwendigkeit eines rechtzeitigen Anfahrens 
und das damit verbundene Einspeisen des produzierten Stroms  in das Netz auf den Regelenergiemarkt 
wirken würde.  In  Einzelaspekten  gehen die Bewertungen der  sachbefassten Verbände, Unternehmen 
und  Institutionen  auseinander.  So  bewerten  beispielsweise  der  Bundesverband  der  Energie‐  und 
Wasserwirtschaft (BDEW) sowie das UM BW die Begrenzung auf Anlagen von mindestens 100 MW als zu 
hoch.  Auch  bezüglich  der  Notwendigkeit  hoher  technischer  Anforderungen  gibt  es  unterschiedliche 




Eine weitere wichtige Weichenstellung  haben  die  Parteivorsitzenden  der  Regierungsparteien  in  ihrer 
politischen  Vereinbarung  (10)  mit  der  Anpassung  der  KWK‐Förderung  vorgenommen.  Auch  dieses 





Reduktion  der  Kohlekraftwerke,  die  sich  an  anderer  Stelle  der  politischen  Vereinbarung  ebenfalls 
wiederfindet.    Bezogen  auf  KWK  bedeutet  dies  eine  Bestands‐Förderung  „hoch  effizienter“, mit Gas 
befeuerter  KWK‐Anlagen,  den  Ersatz  von  kohlegefeuerten  durch  gasgefeuerte  Anlagen  sowie  die 
„moderate  Förderung  von  Gasneubauvorhaben“.  Für  letzteres  sind  im  Rahmen  der  KWK‐Förderung 








KWK‐Förderung  und  den  damit  verbundenen  umfangreichen  Neuregelungen  nicht  um  eine 
Überarbeitung,  sondern es wurde ein neues Gesetz erlassen, welches das ursprünglich  aus dem  Jahr 
2002 stammende und zuletzt 2012 novellierte KWKG abgelöst hat. Ein wesentlicher Unterschied  in der 
Zielrichtung beider Gesetze wird direkt  im ersten Paragraphen deutlich: während der Zweck des alten 
KWKG noch mit der Erhöhung der  Stromerzeugung  aus KWK  auf 25 Prozent bis 2020  angegeben  ist, 
werden  in der Neufassung des Gesetzes  keine  anteiligen,  sondern  absolute  Zielwerte  angegeben.  So 
wird bis 2020 eine Erhöhung der Nettostromerzeugung aus KWK auf 110 TWh und bis 2025 auf 120 TWh 
angestrebt.  Das  KWKG  von  2016  sieht  weiterhin  eine  garantierte  Abnahme  sowie  bevorzugte 
Einspeisung von Strom aus hocheffizienten KWK‐Anlagen durch die Netzbetreiber vor. Während diese 
Abnahme‐Pflicht unabhängig des eingesetzten Brennstoffs ist, ist die Zahlung von Zuschlägen durch die 
Netzbetreiber  selektiv  geregelt.  So  kommen  für  eine  Förderung  durch  Zuschläge  nur  noch  neue, 
modernisierte und nachgerüstete KWK‐Anlagen in Frage, die keine Kohle als Brennstoff verwenden. Für 
bestehende  KWK‐Anlage  beschränkt  sich  die  Zahlung  von  Zuschlägen  komplett  auf  gasbefeuerte 
Kraftwerke. Dabei werden wieder umfangreiche Bestandsschutz‐Regelungen getroffen, die auch in einer 
Analyse  des  KWKG  2016  durch  die  Anwaltskanzlei  Noerr  übersichtlich  dargestellt  sind.    Als weitere 
Maxime des neuen KWKG steht die Flexibilisierung des Anlagenbetriebs an wichtiger Stelle. Dies soll vor 
allem durch eine grundsätzliche Pflicht zur Direktvermarktung für KWK‐Anlagen erreicht werden, wie es 
auch bereits  im EEG von 2014 für die dort adressierten Anlagen  implementiert  ist. Eigenverbrauch aus 
KWK‐Anlagen wird in der Regel nicht mehr mit Zuschlägen gefördert. Eine Reihe von Sonderregelungen 





und wofür  die  Regierungsparteien  nun  politische  Festlegungen  getroffen  haben  (10).  So wird  in  der 
Vereinbarung der Grundsatz der Trassenwahl mit den „geringsten Eingriffen  für die Wohlbevölkerung 
sowie Natur und Landschaft mit einer transparenten Beteiligung der Bevölkerung“ festgeschrieben. Dies 
wird  konkretisiert,  indem  für  Gleichstromtrassen  der  Vorrang  von  Erdverkabelung  festgelegt  wird. 
Daraus  entstehende  Mehrkosten  werden  mit  einer  höheren  Akzeptanz  und  Ausbaugeschwindigkeit 
gerechtfertigt.  Auch  für  in  Planung  befindliche  Großprojekte  werden  Grundsatzentscheidungen 
getroffen. So soll beispielsweise  für den SuedLink  (vgl. Abschnitt 2.3) eine gemeinsame Stammstrecke 
mit  noch  festzulegender  Länge  vorgesehen  und  Leitungen  zumindest  teilweise  gebündelt  geführt 
werden.  
Weitere Schritte zur Gestaltung des Ausstiegs aus der Kernenergie  sind ebenfalls Teil der politischen 
Grundsatzvereinbarung  (10).  So wird  festgelegt,  dass  die  finanzielle  und  „in weiten  Teilen  auch  die 
operative“  Verantwortung  hierfür  bei  den  Betreiberkonzernen  liegt.  Zudem  werden  finanzielle 
Stresstests  für  die  Konzerne  gefordert.  In  dem  Papier wird  ebenfalls  auf  aktuelle  Entwicklungen  im 
Energiemarkt  reagiert  und  diverse  Ordnungsrahmen  vereinbart,  die  etwa  Ausgründungen  von 
Kernkraftwerksbetrieben  aus  den  Energiekonzernen  zum  Zwecke  der  Verkleinerung  eines 









im  Mitte  2014  beschlossenen  „Integrierten  Energie‐  und  Klimaschutzkonzept  Baden‐Württemberg“ 
(IEKK)  dargestellt  (43).  Dieses  basiert  auf  einem  von  der  Landesregierung  beauftragten  und  vom 
Zentrum für Sonnenenergie‐ und Wasserstoff‐Forschung (ZSW)  im Jahr 2012 angefertigten „Gutachten 
zur Vorbereitung eines Klimaschutzgesetzes  für Baden‐Württemberg“  (44). Dieses Gutachten wurde  in 
der Vorgängerstudie bereits erwähnt und die daraus abzuleitenden Ziele dargestellt.  






der  Außendarstellung  verwendet  die  Landesregierung  ebenfalls  den  Dreiklang  aus  Energieeffizienz, 
Erneuerbaren  Energien  und  Reduktion  der  Treibhausgase, wofür  die  Losung  „50‐80‐90“  ausgegeben 
wurde, welche die Anteilsziele der jeweiligen Bereiche darstellen soll (46).Das IEKK definiert diese Ziele 
spezifischer. So soll neben den bereits erwähnten Zielgrößen für die Reduktion der Treibhausgase, die 
im  IEKK  mit  Sektorzielen  unterlegt  werden,  die  Energieeffizienz  deutlich  gesteigert  werden.  Dabei 
verweist  das  IEKK  auf  das  „Energieszenario  2050“  des  ZSW‐Gutachtens,  das  eine  Verringerung  des 
Endenergieverbrauchs gegenüber dem Jahr 2010 von 16 Prozent bis 2020, von 32 Prozent bis 2030, von 
42  Prozent  bis  2040  und  von  49  Prozent  bis  2050  vorsieht.  Als  Schritte  zur  Erhöhung  des  Anteils 
Erneuerbarer  Energien  an  der  Energieversorgung  sieht  das  IEKK  einen  Anteil  von  38  Prozent  an  der 
Bruttostromerzeugung  im  Land  bis  2020  und  von  86  Prozent  bis  2050  vor.  Für  den  Stromverbrauch 
liegen die Ziele in der Langfristperspektive höher und werden zunächst mit geringeren 36 Prozent Anteil 
Erneuerbarer Energien im Jahr 2020 und dann höheren 89 Prozent im Jahr 2050 festgelegt. So wird auch 
auf  einen  Stromimport  gesetzt,  der  „ebenfalls  in  zunehmendem  Umfang  aus  erneuerbaren  Quellen 
stammen wird“. 
An  vielen  Stellen  im  IEKK  und weiteren  Publikationen wird  darauf  verwiesen,  dass  nach Ansicht  der 
Landesregierung die Stromerzeugung durch Windkraft und Photovoltaik zu gering sei. Besonders für die 
Windkraft würde dieser geringe Anteil an der bis 2011  regierenden Koalition aus CDU und FDP  liegen 
und  man  wolle  „diesen,  von  der  Vorgängerregierung  politisch  gewollten  Rückstand  […]  mit  der 
Schaffung von günstigen Rahmenbedingungen für den Ausbau der Windkraft  im Land beseitigen“ (43). 
Damit  lässt sich ein deutlicher Wechsel auch  in der  technologischen Ausrichtung der Energiewende  in 
Baden‐Württemberg  erkennen.  So  soll  nach  dem  IEKK  im  Jahr  2020  der  Strom  zu  zwölf  Prozent  aus 
Photovoltaik, zu zehn Prozent aus Windkraft und jeweils zu acht Prozent aus Wasserkraft und Bioenergie 
erzeugt  werden.  Es  wird  formuliert,  dass  langfristig  „Wind  und  Sonne  die  Hauptträger  der 
Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien“ sein werden.  
Die  Ziele  des  Klimaschutzgesetzes  zur  Reduktion  der  Treibhausgasemissionen  sollen  auch  durch 
Maßnahmen  im  Wärmesektor  erreicht  werden,  wozu  im  März  2015  das  „Gesetz  zur  Nutzung 
erneuerbarer  Wärmeenergie  in  Baden‐Württemberg  (Erneuerbare‐Wärme‐Gesetz  –  EEWärmeG)“ 
novelliert wurde  (47).  So wird  seit der  ab  Juli  2015  gültigen Novelle unter  anderem der  Pflichtanteil 
Erneuerbarer Energien von zehn Prozent auf 15 Prozent angehoben und werden erstmals auch private 









Zusammenfassend  umschreibt  die  Landesregierung  im  IEKK  die  Ziele  mit  den  Stichworten  Sichere 
Versorgung,  Kostensicherheit,  Klimaschutz,  Regionale Wertschöpfung  und  Bürger‐Engagement.  Diese 
Ziele will  sie über Maßnahmen  in den Bereichen  „Einsparung und Effizienz“,  „Erneuerbare Energien“, 
„Modernisierung  der  Infrastruktur“,  „Forschung  und  Entwicklung“  sowie  „Beteiligung  und  Dialog“ 
erreichen. Den Fortschritt bei der Erreichung der Ziele des Klimaschutzgesetzes und der Umsetzung des 
IEKK will die Landesregierung mit Monitoring‐Berichten dokumentieren. Im März 2015 wurde der erste 
Monitoring‐Bericht über den Berichtszeitraum 2014 vorgelegt  (48). Das ZSW  führte  für diesen Bericht 
die fachliche Datenanalyse durch.  
Vergleich der energiepolitischen Ziele der einzelnen Bundesländer 
Je  kleiner die Verwaltungseinheiten  sind, die  eigene  Strategien  in der  Energiepolitik  verfolgen, desto 
detaillierter,  aber  auch  heterogener  und  individueller  werden  die  einzelnen  Konzepte.  Die  föderale 
Struktur  der  Bundesrepublik  ist  auch  im  Bereich  der  Energiepolitik  Chance  und  Herausforderung 
zugleich.  Für  das  Gelingen  der  angestrebten  Energiewende  ist  daher  ein  koordiniertes  und  auf  die 
definierten Ziele in Bund und Europa abgestimmtes Vorgehen der einzelnen Bundesländer bei Nutzung 
der  individuellen  Möglichkeiten  auf  Grund  spezieller  Rahmenbedingungen  erforderlich.  Die 
Regierungskoalition  auf  Bundesebene  hat  in  ihrem  Koalitionsvertrag  festgelegt,  dass  sie  sich  auf  der 
Basis der mittlerweile  im EEG festgelegten Ausbaukorridore „mit den Ländern auf eine synchronisierte 
Planung für den Ausbau der einzelnen Erneuerbaren Energien verständigen“ will (5), wozu auch diverse 
Instrumente  etabliert wurden  (siehe Abschnitt 2.3.2). Dabei  sind die  Strategien der einzelnen  Länder 
sehr  unterschiedlich  und  zudem  durch  diverse  Regierungswechsel  mitunter  größeren  Anpassungen 
unterworfen. Eine Synopse aus dem Jahr 2012 (49) stellt die einzelnen Ziele der Länder dar, wobei seit 
dem Erscheinen dieser Studie elf von 16 Landesparlamenten neu gewählt wurden und  in drei Ländern 
das  Ministerpräsidentenamt  an  eine  andere  Partei  überging.  Eine  aktuelle  Zusammenstellung  der 
energiepolitischen  Ziele  der  einzelnen  Bundesländer  findet  sich  beispielsweise  auf  einem  Portal  der 
Agentur für Erneuerbare Energien (AEE) (50).  




Potenzial  für  Windkraftanlagen  und  eine  geringen  Bevölkerungsdichte  hat,  bis  zum  gleichen  Jahr 
mindestens  300  Prozent  des  Bruttostromverbrauchs  aus  Erneuerbaren  Energien  zu  decken  (52).  Ein 
Vergleich  der  Ziele  der  Bundesländer  fällt  jedoch  nicht  nur  aufgrund  der  unterschiedlichen  lokalen 
Gegebenheiten  schwer,  sondern  auch  aufgrund der  ausgesprochen heterogen  formulierten  Ziele und 
Bezugsgrößen.  So  werden  die  Ziele  für  Anteile  Erneuerbarer  Energien  teils  mit  Bezug  auf  den 
Stromverbrauch,  teils mit  Bezug  auf  die  Stromerzeugung  definiert. Manche  Bundesländer  verzichten 
auch ganz auf anteilige Ziele und geben absolute Zielgrößen an, andere verlassen bei der Zieldefinition 








Das Deutsche  Institut  für Wirtschaftsforschung Berlin  (DIW) und das Zentrum  für Sonnenenergie‐ und 
Wasserstoff‐Forschung  Baden‐Württemberg  (ZSW)  legten  im  Auftrag  der  AEE  im Oktober  2014  eine 
umfangreiche  Studie  zum Vergleich der Bundesländer mit  einer  „Analyse der Erfolgsfaktoren  für den 
Ausbau  der  Erneuerbaren  Energien  2014“  vor. Darin  entwickelten  sie  Indikatoren,  um  die  Ziele  und 






Auftrag  des  Baden‐Württembergischen  Umweltministeriums  das  „Gutachten  zur  Vorbereitung  eines 
Klimaschutzgesetzes  für  Baden‐Württemberg“  (44)  erstellte.  Dieses  Gutachten war  eine wesentliche 











sich  gegenüber  dem  vorigen  Betrachtungsjahr  2009  sowohl  auf  der  Erzeuger‐  wie  auf  der 
Verbraucherseite  erhebliche  Veränderungen  ergeben.  Im  Jahr  2013  wurden  in  Baden‐Württemberg 
(Abbildung  2‐5)  20,1 TWh  Strom  aus  Kernenergie,  14,6 TWh  Strom  auf  Basis  erneuerbarer 
Energieträger2 und 26,8 TWh  Strom  aus  konventionellen,  fossilen Energieträgern3 erzeugt. Mit einem 
Bruttostromverbrauch von  rund 77,9 TWh ergibt  sich ein  zusätzlicher Saldo von 16,4 TWh, der  sich  in 








2  Lauf‐  und  Speicherwasserkraftwerke,  Pumpspeicherwasserkraftwerke  mit  natürlichem  Zufluss,  Windkraft, 
Photovoltaik, feste und flüssige biogene Stoffe einschließlich biogener Abfall (bis 1989 Stromerzeugung aus Abfall 
zu  100  Prozent;  ab 1990 werden  60  Prozent und  ab  2010 noch 50  Prozent der  Stromerzeugung  aus Abfall  als 
erneuerbare Energie angesehen), Biogas, Deponiegas, Klärgas und Klärschlamm.  






Der  Bruttostromverbrauch  in  Baden‐Württemberg  ist  seit  2009  insgesamt  nur  leicht  gesunken.  Den 
größten Strombedarf mit einer Steigerung um 2,5 Prozent auf 34,7 Prozent hat nach wie vor der Sektor 




In Baden‐Württemberg wurden  2013  61,5 TWh  (2014:  60,2 TWh)  Strom brutto  erzeugt. Obwohl dies 
gegenüber  2012  einen  leichten Anstieg  darstellt,  setzt  sich  der  Trend  der  letzten  20  Jahre  fort,  den 







Standorten  Philippsburg  und  Neckarwestheim;  2013  wurde  nur  noch  ein  Drittel  des  Stroms  aus 
Kernkraft  erzeugt.  Die  Abschaltung  der  Reaktorblöcke  Neckarwestheim  I  und  Philippsburg  1  führte 
bereits im März 2011 zur Reduktion der konventionellen Erzeugungsleistung (inklusive Anlagen mit einer 
Leistung < 10 MWe) in Baden‐Württemberg von rund 12,9 GW auf 11,1 GW. Die Steinkohleverstromung 




Die  im  Rahmen  der  bis  2018  reichenden  Kraftwerksliste  der  Bundesnetzagentur  (BNetzA)  geplanten 









14,6 TWh.  Dabei  bildet  die  Wasserkraft  mit  38,4  Prozent  immer  noch  den  größten  Anteil  an  den 
Erneuerbaren  Energien;  absolut  betrachtet  nimmt  ihr  Beitrag  zur  Gesamtstromerzeugung  seit  2010 
allerdings ab, vergleiche. Abbildung 2‐7. Weiterhin fällt auf, dass sich der Anteil der Biomasse und der 





gestellt;  der  Bau  von  Windrädern  ist  künftig  grundsätzlich  erlaubt  und  nicht  mehr  grundsätzlich 
verboten.  
2010  45,1 %  18,3 %  29,9 %  4,8 %  1,8 % 






Jahrzehnten  ist  in  Abbildung  2‐8  dargestellt.  Auffällig  ist  die  Abnahme  der  Wasserkraft  nach  der 
Jahrtausendwende.  Im  Jahr  2003  führten  ein  regenarmes  Frühjahr  und  anhaltende 













ist  signifikant  ausgeprägt.  Während  die  Leistung  die  maximal  mögliche  Stromerzeugung  zu  einem 
bestimmten Zeitpunkt angibt, bezieht sich die elektrische Arbeit auf die tatsächlich  in einem Zeitraum 
(üblicherweise  ein  Jahr)  in  Strom  umgewandelte  Energiemenge  und  entspricht  damit  der  nutzbaren 
Energiemenge.  Wesentlicher  Einflussfaktor  auf  die  elektrische  Arbeit  ist  die  Verfügbarkeit  der 
umgewandelten  Energieträger.  Besonders  bei  Windenergie  und  Photovoltaik  bestimmen  allerdings 




2013  hatten  die  in  Baden‐Württemberg  installierten  Anlagen  zur  Erzeugung  von  Strom  aus 
Erneuerbaren  Energien  eine  Gesamtleistung  von  insgesamt  ca.  7.300  Megawatt  (MW)  (installierte 
Nettoleistung 2013 gesamt 18,2 GW). Über 70 Prozent der Leistung im Bereich der Erneuerbaren ist im 
Bereich  Photovoltaik  verbaut.  Abbildung  2‐9  zeigt  diesen  Zusammenhang,  indem  sie  die  jeweiligen 










von  5.140 MWp,  Laufwasserkraftanlagen  mit  791 MW,  Biomassekraftwerke  mit  788 MW  und 
Windkraftanlagen mit 545 MW installiert. Der Zubau an Photovoltaik hält weiterhin an und hat sich seit 
dem  vorigen  Berichtzeitraum  (2009/2010)  nahezu  verdoppelt.  Insgesamt  entfallen  40  Prozent  der 
installierten Leistungen auf EE‐Anlagen; diese tragen aber nur knapp 24 Prozent zur Stromerzeugung in 












2013  wurden  in  Baden‐Württemberg  667 GWh  Strom  aus  Windkraftanlagen  produziert,  bei  einer 
installierten  Leistung von 545 MW.  Im Vergleich aller Bundesländer bewegt  sich Baden‐Württemberg 
damit im hinteren Drittel. Abbildung 2‐10 zeigt die Entwicklung der insgesamt installierten Windleistung 
seit  dem  Jahr  2000.  Deutlich  erkennbar  ist  der moderate  Zubau  seit  2010 mit  durchschnittlich  nur 
18 MW  pro  Jahr.  In  Anbetracht  der  Zahl  der  behördlich  genehmigten  und  den 
Immissionsschutzbehörden  gemeldeten  Windenergieanlagen  wird  sich  dies  in  den  nächsten  Jahren 
allerdings enorm ändern. In den Jahren 2011 und 2012 wurden nur jeweils zehn, im Jahr 2013 nur neun 
Windenergieanlagen  genehmigt;  im  Jahr  2014  hingegen  wurden  94  Anlagen  behördlich  genehmigt. 
Mithin ist den kommenden Jahren ein erheblicher Aufschwung der Windenergienutzung zu erwarten.  
2.2.1.2 Import	und	Exporte	
Was  den  internationalen  Stromaustausch  von  Baden‐Württemberg mit  Frankreich,  der  Schweiz  und 
Österreich betrifft,  gibt  es nur unwesentlich neue  Erkenntnisse  im Vergleich  zur Originalstudie  2012. 
Bilanziell betrachtet wird  in Baden‐Württemberg weniger Strom erzeugt als benötigt wird, daher wird 
nach wie vor Strom aus dem Ausland und aus anderen Bundesländern  importiert (2012 ca. 17,7 GWh) 

























Die  Kraft‐Wärme‐Kopplung  bietet  für  nicht‐wärmegeführte  Erzeugungsanlagen  die  Möglichkeit, 
Fluktuationen der Strombereitstellung beispielsweise aus Erneuerbaren Energien auszugleichen und die 
dabei  entstehende Wärme  zu nutzen.  Für wärmegeführte  Erzeugungsanlagen bietet  sich die Chance, 
von  der  hohen  Energieeffizenz  der  Kraft‐Wärme‐Kopplung  resultierend  aus  dem  hohen 






Für  die  Verteilung  der  Anlagengröße  wurden  auf  Bundesebene  die  neu  installierten  KWK‐Anlagen 










Energie nicht direkt möglich  ist,  ist  tendenziell erkennbar, dass auf Bundesebene große Anlagen stark 
zur  Stromerzeugung beitragen. Daraus  ist  eine Aussage  zu Kleinanlagen  in Baden‐Württemberg nicht 





Gegenüber der  in der  ersten  Studie  aufgeführten Nettostromerzeugung  aus  Kraft‐Wärme‐Kopplungs‐
Anlagen über 1 MW von 5,2 TWhel  (2009)  ist dieser Wert auf 6,4 TWhel  (2013)  in Baden‐Württemberg 





Erdgas  als  Energieträger  2013  bezogen  auf  2009  im  Land Baden‐Württemberg  gegenüber  Stein‐  und 
Braunkohle zurückgegangen ist. 
Die  Entwicklung  in  der  Nettowärmeerzeugung  aus  KWK‐Anlagen  folgt  grundsätzlich  dem  Trend 








den  Rohstoffeinsatz  für  KWKs  in  Heizkraftwerken  zur  Strom‐  und  Wärmenutzung  in  verschiedenen 
Bundesländern.  In Baden‐Württemberg dominiert demnach der  Einsatz  von  Steinkohle  als Brennstoff 
mit  71  Prozent  der  eingesetzten  Rohstoffe.  Kraft‐Wärme‐Kopplung  unter  Verwendung  von  Müll  als 
Einsatzstoff weist einen Anteil  von 13 Prozent auf. Erdgas und  feste Biomasse machen neun Prozent 
bzw.  fünf  Prozent  des  Rohstoffanteils  aus,  während  gasförmige  Biomasse  lediglich  ein  Prozent  des 
Rohstoffanteils ausmacht (68).  
Der  hohe  Steinkohleanteil  im  Brennstoffmix  wird  nur  noch  von  Niedersachsen  (72  Prozent)  und 












Industrie  mit  34,6  Prozent  am  Bruttostromverbrauch.  Die  Haushalte  verbrauchten  2013  etwa  21,8 









Damit  gehört  Baden‐Württemberg  zu  den  Bundesländern,  in  denen  der  Stromverbrauch  sinkt.  In 



















Das  Verhältnis  zwischen  Bruttostromverbrauch  und  realem  Bruttoinlandsprodukt,  also  die 
Stromintensität  (in  TWh/Mrd.  Euro)  stellt  ein  wichtiges  Maß  für  die  Effizienz  im  Umgang  mit 
Energieressourcen  dar.  Abbildung  2‐17  zeigt  die  Entwicklung  der  Stromintensität  insgesamt  für  die 
Industrie  in Baden‐Württemberg und Deutschland sowie für die – am Beitrag zur Bruttowertschöpfung 
in Baden‐Württemberg gemessen –  fünf wichtigsten  Industriezweige  (Herstellung von Kraftwagen und 










nur  um  zwölf  Prozent  zurückging.  Betrachtet man  die  einzelnen  Gewerbegruppen,  so  fiel  in  Baden‐
Württemberg  die  Stromintensität  am  stärksten  in  der  Herstellung  von  Kraftwagen‐  und 
Kraftwagenteilen  (‐24,4 Prozent), gefolgt von der Herstellung Chemischer Erzeugnisse  (‐21,57 Prozent) 
und dem Maschinenbau (‐18,75 Prozent). (57), (56) 
Die  Energieproduktivität,  vgl. Abbildung  2‐18  gibt  das  Verhältnis  von  Bruttoinlandsprodukt  (BIP)  und 
Primärenergieverbrauch wieder.  In Deutschland wird  sie  immer  zum Bezugsjahr  1991 betrachtet.  Sie 
kann  als  Maßstab  für  die  Effizienz  im  Umgang  mit  Energieressourcen  dienen.  Im  Vergleich  der 
Bundesländer  liegt  die  Energieproduktivität  von  Baden‐Württemberg  im  Jahr  2013  exakt  im 























Im  Folgenden  werden  die  Energieproduktivitäten  verschiedenen  Länder  als  TOP  25  Liste  weltweit 
betrachtet.  Es  ist  zu  beachten,  dass  der  Vergleich  von  Energieproduktivitäten  verschiedener  Länder 
durch diverse systematische Fehler z. B. durch verschiedene Preisniveaus und Wechselkurse, ebenfalls 
durch  Effekte  des  Handels,  behaftet  ist.  Deswegen  kann  die  Energieproduktivität  oder  ihre  zeitliche 
Entwicklung  allenfalls  als  ein  sehr  grobes  Anzeichen  z. B.  für  die  Auswirkungen  einer  bestimmten 













Das  Stromnetz  von  Baden‐Württemberg  ist  grundsätzlich  im  Kontext  des  bundesdeutschen  und  des 
europäischen  Netzes  zu  betrachten,  dass  in  Übertragungs‐  und  Verteilnetze  unterteilt  ist. 
Übertragungsnetze  dienen  dem  überregionalen  Transport  von  Strom  aus  großen  Erzeugungsanlagen. 
Die Spannungsebene liegt dabei entweder bei 220 oder 380 kV (Höchstspannungsnetz). Umspannwerke 
sorgen  für  eine  Transformation  auf  niedrigere  Spannungsebenen.  Verteilnetze  übernehmen  die 
Anbindung der meisten Endverbraucher, wobei große Industriekunden Strom bereits auf vorgelagerten 
Netzebenen  entnehmen.  Die  Einspeisung  aus  großen  Kraftwerken  erfolgt  auf  den  höheren 





in  Deutschland  von  2001  bis  2012.  Es  fällt  auf,  dass  der  Großteil  der  Stromleitungen  sich  im 
Niederspannungsnetz befindet. Das Höchst‐ und Hochspannungsnetz weist dagegen eine relativ geringe 







Das  Übertragungsnetz  in  Baden‐Württemberg  ist  als  Teil  des  gesamtdeutschen  Netzes  in  das 
europäische Verbundnetz eingebunden. Für Baden‐Württemberg ergibt sich insofern eine Besonderheit, 






Württemberg  hat  somit  Verbindungen  (Kuppelstellen)  zu  anderen  Bundesländern  (Bayern,  Hessen, 
Rheinland‐Pfalz) sowie Staaten (Frankreich, Schweiz, Österreich). Das Strom‐Übertragungsnetz erfordert 
wie  jede anspruchsvolle  Infrastruktur ein ständiges Anpassen an den technischen Wandel. Seit einigen 
Jahren wachsen  die Anforderungen  an  das Netz  allerdings  so  stark,  dass  kleinere  Ergänzungen  nicht 
mehr ausreichen. Die Gründe dafür liegen im Wesentlichen bei den Zielen, die Deutschland sich gesetzt 
hat:  Umstieg  auf  Erneuerbare  Energien,  Erhaltung  einer  hohen  Versorgungssicherheit  und 




Deutschland  so wenige  Stromausfälle wie  in  kaum  einem  anderen  Land. Um  diesen  Vorteil  nicht  zu 
gefährden und die Versorgungssicherheit weiterhin auf hohem Niveau zu halten, ist ein gut ausgebautes 
Übertragungsnetz essenziell (76). 
Die  Planung  und  der Baufortschritt  der Übertragungsleitungen  im Höchstspannungsbereich  (220  und 
380 Kilovolt)  werden  im  Gesetz  zum  Ausbau  von  Energieleitungen  (EnLAG)  und  im 
Bundesbedarfsplangesetz (BBPlG) geregelt.  
Im Jahr 2009 verabschiedeten Bundestag und Bundesrat das Gesetz zum Ausbau von Energieleitungen 
(EnLAG),  um  den Ausbau  der Übertragungsnetze  zu  beschleunigen.  Für  Baden‐Württemberg wurden 
zwei Ausbaustrecken beschlossen: Das Übertragungsnetz von Neckarwestheim nach Mühlhausen mit 25 
Kilometern  wurde  2015  abgeschlossen;  das  Vorhaben  Bünzwangen‐Goldshöfe  wurde  im  aktuellen 
Netzentwicklungsplan  2024  angesichts  alternativer  netztechnischer  Lösungen  von  den 
Übertragungsnetzbetreibern als energiewirtschaftlich nicht mehr notwendig erachtet (77). 
Im  Bundesbedarfsplangesetz,  das  auf  dem  bestätigten  Netzentwicklungsplan  Strom  2022  beruht, 
wurden  36  bundesweite  Netzausbauvorhaben  festgestellt,  für  die  eine  energiewirtschaftliche 
Notwendigkeit und der vordringliche Bedarf bestehen, um einen sicheren und zuverlässigen Netzbetrieb 
zu  gewährleisten. Das  Gesetz  trat  im  Juli  2013  in  Kraft. Der  Bundesbedarfsplan  enthält  die  von  der 
Bundesnetzagentur bestätigten Vorhaben des Netzentwicklungsplans. Von den 36 Vorhaben sind 16 als 
länderübergreifend  oder  grenzüberschreitend  im  Sinne  des  Netzausbaubeschleunigungsgesetzes 
gekennzeichnet.  Dieses  sieht  die  Erhöhung  der  Übertragungskapazität  der  Badischen  Rheinschiene 
durch  den  Einsatz  von  Hochtemperaturleiterseilen  als  Pilotprojekt  von  Daxlanden  über 
Bühl/Kuppenheim  nach  Eichstetten  vor.  Dieses  Vorhaben  wurde  in  den  Bundesbedarfsplan 
aufgenommen und befindet sich aktuell  im Raumordnungsverfahren. Weiterhin  ist unter anderem die 
Errichtung einer neuen 380‐kV‐Leitung in bestehender Trasse von Herbertingen nach Tiengen, sowie von 









Darüber  hinaus  sind  auch  die  grenzüberschreitenden  Planungen  nach  dem  Bundesbedarfsplan  zu 
betrachten, welche die  in Zukunft vermehrt notwendigen Transporte von Nord‐ nach Süddeutschland 
realisieren. Um die Versorgungssicherheit der Bevölkerung und der Industrie im Süden zu erhalten und 
die  elektrische  Energie  aus  dem  Norden  abzutransportieren,  ist  der  Ausbau  der  Strominfrastruktur 




nach  Baden‐Württemberg.  Diese  Verbindung  in  HGÜ  soll  die  Übertragungskapazität  zwischen 
Nordrhein‐Westfalen und Baden‐Württemberg mit  zwei Gigawatt deutlich erhöhen. Dabei ermöglicht 
die  HGÜ  einen  verlustarmen  Transport  von  Energie  über  weite  Strecken.  Die  Ultranetleitung  soll 
weitestgehend  auf  bestehenden  Freileitungsmasten mitgeführt werden.  Zusätzliche  Energie wird  auf 
bereits  bestehenden  Strommasten  übertragen,  sodass  neue  Trassen  vermieden  werden.  Die 
Notwendigkeit  der  Verbindung  wurde  2012  im  Netzentwicklungsplan  als  Korridor  A  Süd  (Osterath‐
Philippsburg)  dargestellt  und  mit  der  Verabschiedung  des  Bundesbedarfsplans  als  vordringlich 
verankert.  Im  Ausblick  auf  das  Jahr  2023  wird  das  Ultranet  um  einen  weiteren  Anschluss  nach 
Norddeutschland ergänzt, den sogenannten Korridor A Nord. Gemeinsam sollen die Leitungen dann den 
in  der  Nordsee  und  an  Land  erzeugten  Windstrom  von  Emden  über  Osterath  nach  Philippsburg 
transportieren. Der Netzverknüpfungspunkt Osterath hat dabei den Vorteil, dass  in windarmen Zeiten 
die  Versorgungssicherheit  durch  Kraftwerke  im  Rhein‐Ruhr‐Gebiet  sichergestellt  werden  kann. 
Zusätzlich  soll  durch  den  Bau  von  Ultranet  eine  Überlastung  der  deutschen,  niederländischen  und 
belgischen  Stromnetze  vermieden  werden.  Gesetzliche  Grundlage  für  den  Bau  von  Ultranet  ist  das 








Im  Korridor  C4  des  Netzentwicklungsplans  ist  das  Gemeinschaftsprojekt  SuedLink  der  beiden 
Übertragungsnetzbetreiber  TenneT  und  TransnetBW  mit  insgesamt  rund  800  Kilometern  Länge  das 
größte  Infrastrukturprojekt  der  Energiewende.  Innerhalb  des  Vorhabens  SuedLink  sind  aktuell  zwei 
Verbindungen  –  zwischen  Wilster  bei  Hamburg  und  Grafenrheinfeld  in  Bayern  sowie  zwischen 
Brunsbüttel in Schleswig‐Holstein und Großgartach in Baden‐Württemberg – in den Bundesbedarfsplan 
aufgenommen. Block 1 des in der Nähe von Großgartach gelegenen Kernkraftwerks Neckarwestheim ist 
bereits  Mitte  2011  vom  Netz  gegangen.  Somit  entsteht  Transportbedarf  für  die  besonders  in  den 
Bundesländern  Niedersachsen  und  Schleswig‐Holstein  produzierte  Windenergie  zu  den 
Verbrauchszentren  im  Süden Deutschlands. Das  Vorhaben  Brunsbüttel‐Großgartach  soll  zur Deckung 
dieses  Transportbedarfs  dienen  (80).  Dieses  Vorhaben  soll  als  Leitungsneubau  in  HGÜ‐Technik 
ausgeführt  werden.  Am  2.  Juli  2015  wurden  die  politischen  Vorgaben  für  die  Gleichstromtrassen 
geändert. Zukünftig sollen Erdverkabelung Vorrang vor Freileitungen haben, um eine höhere Akzeptanz 







Laut  Bundesnetzagentur  wird  das  Verteilnetz  in  Baden‐Württemberg  von  ca.  130  Unternehmen 
betrieben. Die größten Verteilnetzbetreiber  in BW sind hauptsächlich EnBW Tochtergesellschaften. Die 
Netze  BW  GmbH,  das  größte  Netzunternehmen  für  Strom,  Gas  und  Wasser  in  BW,  betreibt 
7.600 Kilometer  Hochspannungsleitung,  30.000  Kilometer  im  Bereich  der  Mittelspannung  und 
66.000 Kilometer  Niederspannungsnetz  (81).  Weiterhin  besteht  die  Notwendigkeit  der  weiteren 
Ertüchtigung der Verteilnetze  in Baden‐Württemberg. Die Netze BW GmbH  legt dazu  in  regelmäßigen 
Abständen  Netzausbaupläne  vor.  Dabei  werden  bei  der  Planung  des  110‐kV‐Stromnetzes  für  die 
mittelfristigen Anforderungen aus der Energiewende Rahmenbedingungen wie Lastprognosen, Prognose 
für  den  Zubau  Erneuerbarer  Energien  und  technische Mindestanforderungen  an  Versorgungsqualität 
und  Versorgungszuverlässigkeit  berücksichtigt.  Unter  Einbeziehung  dieser  Bedingungen  und  einer 
Netzanalyse  schlägt  der  aktuelle  Netzausbauplan  2014  Netze  BW  GmbH  Vorhaben  entsprechend 
Abbildung  2‐24  vor.  Bereits  konkret  in  der  Planung  und  genehmigt  sind  zwei  neue  110‐kV‐
Hochspannungsprojekte:  der  Neubau  einer  Trasse  von  Kupferzell  nach  Rot  am  See  sowie  die 
Netzverstärkung im Ostalbkreis (82). Wenn diese Pläne zum Ausbau der Übertragungs‐ und Verteilnetze 
umgesetzt  werden,  kann  aus  derzeitiger  Sicht  von  einer  sicheren  Stromversorgung  ausgegangen 






















1  Leimen‐Rheinau  Leitungsverstärkung EEG  15 km
2  Hettingen‐Höpfingen  Leitungsverstärkung EEG  15 km
3  Anbindung Stalldorf  Leitungsverstärkung EEG  33 km
4  Heilbronn‐Ingelfingen  Leitungsverstärkung EEG  61 km
5  Heilbronn‐Neckarsulm  Leitungsverstärkung Lastzuwachs  2 km
6  Kupferzell‐Schwäbisch Hall  Leitungsverstärkung EEG  36 km
7  Kupferzell‐Rot am See  Leitungsneubau EEG  25 km
8  Goldshöfe‐Kupferzell  Leitungsverstärkung EEG  69 km
9  Daxlanden‐Forchheim  Leitungsverstärkung Lastzuwachs  2 km
10  Goldshöfe‐Nördlingen  Leitungsverstärkung EEG  42 km
11  Reimlingen‐Rotensohl  Leitungsverstärkung EEG  26 km
12  Oberelchingen‐Offingen  Leitungsverstärkung EEG  23 km
13  Denzlingen‐Beibach  Leitungsverstärkung EEG  10 km
14  Zweitanschluss Gosheim  Leitungsneubau Lastzuwachs  5 km
15  Haisterkirch‐Herbertingen  Leitungsverstärkung EEG  65 km
16  Biberach‐Unteropfingen  Leitungsverstärkung EEG  32 km
17  Grünkraut‐Leutkirch  Leitungsverstärkung EEG  58 km
A  Höpfingen  Erweiterung Umspannwerk  
B  Stalldorf  Erweiterung Umspannwerk  
C  Kupferzell  Erweiterung Umspannwerk  
D  Großgartach Erweiterung Umspannwerk  
E  Goldshöfe  Erweiterung Umspannwerk  















2013  betrug  der Anteil  der  gesamten  Energiekosten  im  verarbeitenden Gewerbe  in Deutschland  am 






und  Mieten,  Steuern  etc.  (um  1,5  Prozent)  gesunken,  die  Anteile  von  Materialverbrauch  (um 
2,4 Prozent) sowie die sonstigen Kosten (um 1,7 Prozent) dagegen gestiegen. 














Der  Grenzpreis  für  Strom  ist  gesetzlich  definiert  als  Durchschnittserlös  der  Stromanbieter  je 
Kilowattstunde  Strom,  berechnet  aus  Stromlieferungen  an  Sondervertragskunden  (Bezug  unter 
vertraglich festgelegten Bedingungen). Gemäß der Konzessionsabgabenverordnung dient der Grenzpreis 
den  Stromanbietern  als  Grundlage  für  die  Berechnung  der  Konzessionsabgaben.  Das  sind  Entgelte, 
welche  die  Energieversorger  den  Gemeinden  für  das  Recht  zahlen müssen,  die  Endverbraucher mit 
Strom  zu  versorgen  und  öffentliche Verkehrswege  für  die Verlegung  und  den  Betrieb  von  Leitungen 
nutzen  zu  dürfen.  Um  die  Stromkostenentwicklung  zwischen  Bundesländern  oder  auch  mit  dem 
Bundesdurchschnitt  vergleichen  zu  können,  lassen  sich  die  Durchschnittserlöse  an  verschiedene 
Abnehmergruppen  betrachten.  Seit  dem  vorigen  Berichtsjahr  sind  die  Durchschnittserlöse  in  Baden‐
Württemberg  weiter  angestiegen.  Für  Tarifabnehmer  lag  2013  der  Durchschnittserlös  der 










6 Der Durchschnittserlös für Strom  ist gesetzlich definiert als Durchschnittserlös der Versorgungsunternehmen  je 
Kilowattstunde  Strom,  berechnet  aus  Stromlieferungen  an  Sondervertragskunden.  Gemäß  der 















Der  Endverbraucher  von  Strom  bezahlt  nicht  nur  die  Beschaffung  und  den  Transport  des  Stroms. 
Zusätzlich  beinhaltet  der  Strompreis Umlagen,  Abgaben,  Entgelte  und  Steuern. Die  Energieversorger 
erheben diese zusätzlichen Strompreiskomponenten von den Stromverbrauchern. Die daraus erzielten 
Einnahmen  führen  sie  wiederum  an  die  betreffenden  Stellen  wie  die  Netzbetreiber  oder  die 
Steuerbehörden  ab.  Für  Haushaltskunden  sind  dies  bis  2013  die  folgenden  Strompreisbestandteile: 




Netzentgelte  und  Konzessionsabgabe  sind  regional  unterschiedlich,  während  die  sonstigen  Abgaben 












Die  spezifischen  Stromkosten  für  Industriekunden  in  Deutschland  sind  deutlich  geringer  als  die  für 





































betrachtet  H.‐J.  Schäfer  (KIT)  die  Wirtschaftlichkeit  von  Batterien,  Druckluftspeichern  und  neuen 
Pumpspeicherkraftwerken,  jeweils mit  100 MW  Leistung  (89).  Alle  Investitionen wurden  über  einen 
Zeitraum  von  20  Jahren  betrachtet,  wobei  berücksichtigt  wurde,  dass  Batterien  je  nach  Typ  und 
Entladetiefe in dieser Zeit mehrfach ausgewechselt werden müssen (siehe Abbildung 2‐31). Redox‐Flow 
Batterien haben das Potenzial, über diesen Zeitraum sogar ohne Ersatzinvestition betrieben werden zu 
können.  Zur  besseren  Vergleichbarkeit  wurde  jeweils  eine  Ausspeicherzeit  von  sieben  Stunden 
angesetzt,  sodass  die  Speicher  eine  verfügbare  Kapazität  von  700  MWh  benötigten.  Bei  allen 
Batterietypen  außer der Redox‐Flow Batterie wurden  allerdings nur maximal 80 Prozent  Entladetiefe 












Die  Investitionskosten  umfassen  einen  leistungsspezifischen  Anteil  (€/kW,  beispielsweise  für  die 
Leistungselektronik  von  Batterien  oder  das  Kraftwerk),  einen  arbeitsspezifischen  Anteil  (€/MWh, 
beispielsweise  für  die  Batterien  oder  das  Speicherbecken)  sowie  einen  pauschalen  Zuschlag  von  20 
Prozent für Netzanschluss, Einhausung, Steuerung oder dergleichen. Die Kosten beruhen auf konkreten 
Anlagenzahlen und auf Literaturwerten, soweit vorhanden. Addiert ergeben sich die Investitionskosten 





Zu  erkennen  ist,  dass  selbst  im  optimistischen  Fall  a)  bereits  die  Fixkosten weit  über  der  täglichen 
Schwankungsbreite  der  Stromkosten  an  der  Strombörse  liegen.  Die  Fixkosten  sinken  bei  extremer, 



























Eine  Studie  der  Agora  Energiewende  „Stromspeicher  in  der  Energiewende“  (91)  kommt  zu  einem 
ähnlichen  Ergebnis.  Mit  dem  wachsenden  Anteil  an  Erneuerbaren  Energien  steigt  der  Bedarf  an 
Flexibilität im Stromsystem in Deutschland. Dieser Bedarf kann in den nächsten zehn bis 20 Jahren, das 
heißt bei  einem Anteil der  Erneuerbaren  Energien  am  Stromverbrauch  von  40 bis  60  Prozent, durch 
andere Flexibilitätsoptionen kostengünstiger gedeckt werden als durch den Zubau neuer Stromspeicher. 
Besonders können steuerbare Kraftwerke in Zeiten von viel Wind und Sonne ausgeschaltet und in Zeiten 
von wenig Wind  und  Sonne  benutzt werden.  Zusammen mit  dem  stromgeführten  Einsatz  von  KWK‐
Anlagen,  Lastmanagement  sowie  dem  Stromhandel  mit  dem  Ausland,  bietet  diese  Option  in  den 
nächsten  20  Jahren  ausreichende  kostengünstige  Flexibilität  für  den  Ausgleich  von  Erzeugung  und 
Nachfrage.  Ein  Zubau  neuer  Speicher  in  den  nächsten  Jahren  kann  aufgrund  der  hohen 
Investitionskosten  sogar  zu Mehrkosten  führen.  Erst  ab  einem  sehr  hohen  Anteil  von  Erneuerbaren 
Energien,  etwa  90  Prozent,  wird  eine  vollständige  Integration  von  Erneuerbaren  Energien  in  das 
Stromsystem ohne neue  Stromspeicher  zunehmend  schwierig. Dennoch wird es  vermutlich  zu einem 
dynamischen Wachstum von Speichertechnologien bereits in den nächsten Jahren in anderen Sektoren 
kommen.  Vor  allem  der  Verkehrssektor  und  die  chemische  Industrie  werden  dieses  Wachstum 
vorantreiben,  bedingt  durch  ihre  Abhängigkeit  von  fossilen  Energieträgern  und  deren  steigende 
Verknappung (91).  
Die  Wirtschaftlichkeit  von  Stromspeichern  sieht  aus  Sicht  eines  privaten  Haushalts  besonders 
interessant aus: Die Endkundenpreise im Haushaltsbereich liegen deutlich über den Börsenstrompreisen 
auf  einem Niveau  grob  zwischen 0,24 und 0,30 €/kWh. Aktuell  liegt die  Einspeisevergütung  für neue 
Photovoltaikanlagen  etwa bei 0,125 €/kWh. Verbraucht  ein Anlagenbetreiber  seinen  Strom  selbst,  so 
erzielt  er  einen Opportunitätsgewinn  in  der Höhe  der Differenz  zwischen  Endkundenstrompreis  und 
Einspeisevergütung. Allerdings kann der Anlagenbetreiber diesen Opportunitätsgewinn nur manchmal 
voll  realisieren, weil die PV‐Leistung  seiner Anlage oft – besonders  in den  Sommermonaten –  in den 
Mittags‐  und  Nachmittagsstunden  über  seiner  Last  liegt  und  er  ohne  Speicher  gezwungen  ist,  ins 
öffentliche Stromnetz einzuspeisen. Andererseits übersteigt  in anderen Stunden des Tages die Last die 
PV‐Leistung  deutlich, was  dazu  führt,  dass  der  Betreiber  Strom  aus  dem  öffentlichen Netz  beziehen 












Für  die  Speicherung  der  überschüssigen  Energie  aus  der  PV‐Anlage  wurden  exemplarisch  fünf 
Batterieprodukte  namhafter  Hersteller  mit  unterschiedlicher  Kapazität  analysiert.  Als  Technologien 
wurden  Blei‐Gel‐,  Blei‐Säure‐  und  Lithium‐Ionen‐Batterien  ausgewählt.  Die  zugehörigen  technischen 
Daten wie die Kapazität der Batterien und die zu erwartende Lebensdauer sowie die Kosten der Anlage 
sind  in Tabelle 2‐2 zusammengestellt. Da  in der angenommenen Laufzeit von 20  Jahren die Batterien 
und  Wechselrichter  ihre  technische  Nutzungsdauer  überschreiten,  wurden  die  Kosten  für 
Ersatzbatterien und Ersatzwechselrichter anteilig berücksichtigt. 
Tabelle 2‐2. Fallbeispiele von Batteriesystemen im Haushalt zur PV‐Strom Speicherung (89). 
Fall     1 2 3 4  5











Technologie     Blei‐Gel Blei‐Säure Blei‐Gel Li‐Ionen  Li‐Ionen
        
Bruttokapazität  kWh  7,4 16 7,4 5,4  6,3
Nettokapazität  kWh  3,7 8 3,7 4  5,7
Entladetiefe  %  50 % 50 % 50 % 75 %  90 %
Lebensdauer  Zyklen  2.500 3.200 2.500 5.000  5.000
Technische Nutzungsdauer  Jahre  10 13 10 20  20
Wechselrichter 
Nutzungsdauer 
Jahre  10 18 18 10  18
Wirkungsgrad  %  67 % 86 % 70 % 88 %  88 %
        
Netto Systempreis  €  7.800 7.990 8.900 12.000  11.300
Austausch Batterien   €  3.200 1.000 3.900 4.000  5.210
Ersatzwechselrichter  €  2.180 300 2.900 1.000  2.500
Systeminstallation  €  800 500 500 550  400
Installation Batterien  €  350 350 350 250  250
Installation Wechselrichter  €  200 200 200 200  200
Wartung und Inspektion  €/Jahr  20 50 20 20  20
 








Jahr, was  als  realistisch  für Deutschland  angesehen werden  kann. Mit  dem  Last‐  und  Einspeiseprofil 
berechnete Schäfer nun für alle fünf betrachteten Fälle zusammen mit Wirkungsgrad und Kapazität für 
jede Stunde des Jahres Strombezug, Einspeisung, Batterieentnahme und ‐aufladung. Er ging davon aus, 
dass  die  Batterie  stets  die  gesamte  überschüssige  Leistung  der  PV‐Anlage  aufnehmen  kann.  Für  die 
Analyse  wurde  jeweils  die  Nettokapazität  der  Batterien  gemäß  Tabelle  2‐2  berücksichtigt,  weil  die 
Bruttokapazität ohnehin nicht nutzbar  ist. Das  Ergebnis  ist  in  Tabelle 2‐3  zusammengefasst.  Es  zeigt, 
dass  zwar  noch  keine  nennenswerte  Rendite  erzielt  werden  kann,  aber  die  Erlöse  die  Kosten  der 
Batterien bereits ungefähr decken. Sollte der Strompreis von 0,25 auf 0,30 €/kWh (plus Grundgebühr) 
ansteigen,  ist  bereits  mit  einer  nennenswerten  Rendite  zu  rechnen.  Sofern  ein  Haushalt  eine 
abgeschriebene  PV‐Anlage  besitzt,  die  also  mehr  als  20  Jahre  alt  ist  und  keine  Förderung  bei  der 
Einspeisung  von  Solarstrom mehr  erhält,  ist  die  Investition  in  Batterien  zweifellos  rentabel.  Anstelle 
selbsterzeugten Strom zu Marktpreisen zu verkaufen,  ist es  lohnender, diesen Strom zu speichern und 




Fall     1 2 3 4  5
Investition PV  €  8.300 8.300 8.300 8.300  8.300
Ersatz PV  €  467 467 467 467  467
Investition Batterie  €  6.020 5.943 6.580 8.950  8.190
Ersatz Batterie  €  5.930 782 4.594 1.200  300
Betriebskosten  €/Jahr  40 70 40 40  40
Gesamtkosten  €/Jahr  1.076 845 1.037 986  903
Stromkosten  €/Jahr  505 447 503 483  457
Einspeiseerlöse  €/Jahr  259 260 264 284  269
Stromersparnis  €/Jahr  678 736 679 699  725
Gesamterlöse  €/Jahr  936 996 943 983  995









Die  Gasversorgung  in  Baden‐Württemberg  kann  nicht  unabhängig  von  Deutschland  oder  Europa 
betrachtet werden.  Das  Gasnetz  in  Deutschland  ist  in  drei  Netzebenen  aufgeteilt:  Fernleitungsnetz, 
Verteilnetz und Ortsnetz.  










in  der  Regel  einen  Methangehalt  der  zwischen  79,8  und  87  Vol.  %  liegt.  Der  Stickstoff‐  (N2)  und 
Kohlendioxid‐Anteil  (CO2)  liegt bei L‐Gas, auch als "saures Gas" bezeichnet, etwas höher als bei H‐Gas. 









Biogasanlagen  in  Deutschland  (Vorjahr  108)  520  Mio.  Nm³  Biogas  (Vorjahr  413  Mio.  Nm³)  in  das 
Gasversorgungsnetz eingespeist. Dies entspricht einer Steigerung von 25,9 Prozent. Im Hinblick auf das 










Der  Netzentwicklungsplan  2015  sieht  eine  Vielzahl  von  Projekten  zur  weiteren  Ertüchtigung  der 
Gasnetze  vor.  Für  Baden‐Württemberg  ist  der  Bau  der  Nordschwarzwaldleitung  vorgesehen.  Beim 
Vorhaben der terranets bw handelt es sich um die Realisierung einer Gashochdruckleitung (von Au am 
Rhein  (mit  Anschluss  an  die  Trans‐Europa‐Naturgas‐Pipeline)  über  Ettlingen  und  Pforzheim  nach 
Leonberg.  Mit  dem  Bau  der  Nordschwarzwaldleitung  wird  eine  weitere  Verbindung  für  Baden‐
Württemberg an das europäische Erdgastransportnetz realisiert. Hierbei wird u. a. ein weiterer Teil des 






erste  Bauabschnitt  von  Au  am  Rhein  nach  Ettlingen  (15  km) wurde  Ende  2014  fertiggestellt  und  in 
Betrieb  genommen.  Für  den  zweiten  Bauabschnitt  von  Ettlingen  nach  Leonberg  (56  km)  liegt  der 
Planfeststellungsbeschluss vor. Der Bau wird voraussichtlich Ende 2015 abgeschlossen sein. Mit den im 
Bau  befindlichen  Mess‐  und  Regelstationen  M+R  Ettlingen‐Hägenich  und  Leonberg‐West  wird  die 








MW. Der Gasabsatz betrug 2012 etwa 71,5 TWh; er  ist  seit 2005 um 19 Prozent  rückläufig, vergleich 





















Als  Speichertypen  existieren  Porenspeicher  (ehemalige  Erdöl‐/Erdgaslagerstätten  oder  Aquifere)  und 
Salz‐Kavernenspeicher.  Porenspeicher  dienen  grundsätzlich  zur  saisonalen  Grundlastabdeckung.  Sie 
reagieren durch die natürlichen Fließwege  im kapillaren Porenraum der Speichergesteine  in der Regel 
langsamer  auf  Veränderungen  von  Förderraten  als  Kavernenspeicher.  Diese  sind  in  ihrer  Ein‐  und 








  Porenspeicher  Kavernenspeicher  Summe 







Anzahl der Speicher „in Betrieb“  21 31 51 
* rechnerischer Wert bezogen auf Arbeitsgasvolumen »in Betrieb« (Arbeitsgas/Plateau‐Entnahmerate) 
 
In  Baden‐Württemberg  sind  in  Sandhausen  und  Fronhofen‐Illmensee  zwei  große  Porenspeicher 
lokalisiert. Gemeinsam haben sie ein Arbeitsgasvolumen von 213 Mio.m3. 
Da  die  Speicherkapazitäten  nicht  nur  innerhalb  Deutschlands  vermarktet werden,  ist  der  inländisch 
nutzbare  Anteil  geringer.  Die  Nutzung  von  UGS  zur  Gewährleistung  der  Versorgungssicherheit  setzt 
voraus,  dass  die  UGS  für  Zeiten  hohen  Gasbedarfs  entsprechend  gefüllt  sind  und  ausreichende 






Der  Einsatz  von  Spitzenlastspeichern  ist  seit  der  Einführung  des  neu  geregelten  Regel‐und 
Ausgleichsenergiesystems  rückläufig,  da  die  mit  den  Speichern  assoziierten  Kosten  ebenso  wie  der 
Einsatz der Netzpuffer als Möglichkeiten der  internen Regelenergie nicht gesondert vergütet werden. 
Die Nutzung von Spitzenlastspeichern  ist  jedoch eine wichtige Maßnahme der Verteilnetzbetreiber zur 









Entsprechende  Infrastrukturprojekte  erhöhen  die  Zugangsmöglichkeiten  zum  Weltmarkt  aus 













wird,  dass  bilaterale  Verträge  mit  entsprechenden  Preisanpassungsklauseln  zunehmend  durch  den 
freien Börsenhandel abgelöst werden. Die Märkte für Erdgas und Erdöl werden sich aus gegenwärtiger 
Sicht  unter  unterschiedlichen  Prämissen  entwickeln,  eine  Entkoppelung  der  Preisentwicklung 
konsequenterweise  ebenso.  Für  die  Prognose wird  unter  Einbeziehung  dieser  Effekte  eine moderate 
Entwicklung des Erdgaspreises auf Großhandelsebene angenommen, wobei mittelfristig von einem eher 
konstanten  Preisniveau  ausgegangen  wird.  Für  die  zu  erwartenden  Investitionen  in  die 
Erdgasinfrastruktur  als  Folge  der  Anforderungen  aus  der  Energiewende  sowie  zur  Sicherung  der 
Versorgung  ist  anzunehmen,  dass  sie  auf  die  Netzentgelte  umgelegt  werden.  Daher  wird  für  die 
Prognose in diesem Bereich auch eine dynamische Entwicklung der Netzentgelte angenommen. Aus den 
Erfahrungen  im  Stromsektor würden  diese  jedoch  überwiegend  auf  die  Haushaltskunden  umgelegt, 
sodass  für  die  Prognose  in  diesem  Kundensegment  eine  entsprechend  höhere  Steigerungsrate  (bei 
zudem höherem Ausgangsniveau) als bei Industriekunden anzusetzen ist (107). 
Die  künftige  Entwicklung  der  Steuerpolitik  ist  in  der  Prognose  insofern  berücksichtigt,  als  keine 
Veränderungen  bis  2020  stattfinden.  Veränderungen  bei  der  Erdgassteuer  als  auch  bei  der 
Mehrwertsteuer  sind  jedoch  nicht  auszuschließen.  Da  anders  als  bei  der  Erdgassteuer  die 
Mehrwertsteuer als prozentualer Aufschlag auf alle Preisbestandteile erhoben wird, führt eine Erhöhung 
sowohl  der  Großhandelspreise  als  auch  der  Netzentgelte  systematisch  zu  einem  höheren 
Mehrwertsteueraufkommen (107).  
2.5.4 Versorgungssicherheit:	
Um Versorgungssicherheit  im Bereich  des  Erdgases  zu  gewährleisten,  sind  ein  gesicherter  Zugang  zu 
Quellen und ein gesicherter Zugang zur Transportinfrastruktur nötig. 
Unter dem Begriff des gesicherten Zugangs zu Quellen ist zusammengefasst, dass Versorgungssicherheit 
einerseits  maßgeblich  von  der  Sicherung  in‐  und  ausländischer  Bezugsquellen  zur  Deckung  der 











Zugangs  zu  Transportinfrastruktur,  um  entsprechende  Versorgungssicherheit  realisieren  zu  können. 
Dafür  ist grundlegend eine ausfallsichere Transportinfrastruktur erforderlich, welche nach den Regeln 
der  Technik  errichtet  und  betrieben  wird  und  den  Ausfall  wesentlicher  Komponenten  effizient 
kompensieren  kann. Die  Transportinfrastruktur muss  dabei  in  der  Lage  sein,  räumliche  und  zeitliche 
Übereinstimmung  der  Ein‐  und  Ausspeisungen  eines  Marktgebietes  herbeizuführen.  Darüber  hinaus 
müssen Regeln  für einen diskriminierungsfreien und effizienten Netzzugang  formuliert und umgesetzt 
sein (107). 
Um  eventuellen  Gefährdungen  der  Versorgungssicherheit  entgegenzuwirken,  wurden  sogenannte 
Warn‐ und Knappheitssignale entwickelt. Diese ermöglichen den Netzbetreibern,  sowohl präventiv  zu 
reagieren als auch effektive Gegenmaßnahmen zur Beherrschung der Situation zu ergreifen. Weiterhin 
sollen  die  ermittelten  Signale  dazu  dienen, Händler  frühzeitig  zu  informieren, wann  und  an welcher 










Bevor  die  Ermittlung  der  verschiedenen  Potenziale  dargestellt  wird,  werden  die  verwendeten 
Potenzialbegriffe definiert (109), (110). Das theoretische Potenzial umfasst die gesamte innerhalb einer 
Region in einem bestimmten Zeitraum physikalisch zur Verfügung stehende Energie. 
Das  technische  Potenzial  entspricht  dem  theoretischen  Potenzial  abzüglich  geografischer  und 
technischer Restriktionen. Dabei  liegen  die Restriktionen  hinsichtlich  der  geografischen Dimension  in 
ihrer  örtlichen  Verfügbarkeit  (beispielsweise  Ausschluss  von  Naturschutzgebieten).  Hinsichtlich  der 




Teil  des  technischen  Potenzials.  Das  wirtschaftliche  Potenzial  ist  ebenfalls  zeitabhängig  und  wird 
zusätzlich  von  diversen  weiteren  Größen  beeinflusst  (wie  Zinssatz,  Eigenkapitalanteil, 
Abschreibungsdauer).  Darüber  hinaus  kann  es  sinnvoll  sein,  das  wirtschaftliche  Potenzial  aus 




Werden  weitere  Restriktionen  (unter  anderem  begrenzte  Produktionskapazitäten,  rechtliche  und 
administrative  Begrenzungen)  berücksichtigt,  gelangt  man  zum  erschließbaren  Potenzial.  Da  die 
Ermittlung des erschließbaren Potenzials mit starken Unsicherheiten behaftet ist, steht in dieser Studie 




In  diesem  Kapitel  werden  die  Potenziale  der  Erneuerbaren  Energien  mit  Schwerpunkt  auf 
Stromerzeugung  (Wind,  Photovoltaik,  Biomasse  –  Biomasse[heiz]kraftwerke,  Biogasanlagen  –,  tiefe 


















Ausgehend  von  der  Gesamtfläche  Baden‐Württembergs  (35.786 km²),  wird  zunächst  in  zwei 
Zwischenschritten  die  realistisch  für  Windkraftanlagen  zur  Verfügung  stehende  Fläche  ermittelt.  Im 
ersten  Zwischenschritt  erfolgt  ein  Ausschluss  von  Gebieten, welche  grundsätzlich  nicht mit  Anlagen 











eigenen Berechnungen  nach  (113)  eine  Fläche  von  2.140  km²  oder  sechs  Prozent  der  Fläche Baden‐
Württembergs,  die  für  die Nutzung  von Windenergie  zur  Stromerzeugung  geeignet  ist.  Der Großteil 
dieser Potenzialfläche befindet  sich  im Nordosten des  Landes  sowie  in der Schwäbischen Alb und  im 
Schwarzwald.  
Die  ermittelte  Potenzialfläche wurde  anschließend mit  Informationen über die dort  vorherrschenden 
Windgeschwindigkeiten  kombiniert.  Der  Windatlas  Baden‐Württemberg  liefert  Daten  zur 
Windgeschwindigkeit  in  80  bis  140  Meter  Höhe  (111).  Abbildung  3‐3  zeigt  die  mittlere 
Windgeschwindigkeit in 100 Meter Höhe auf den ermittelten Potenzialflächen. Interessant ist dabei die 









Unter  Berücksichtigung  von  technischen  Daten  mehrerer  Windkraftanlagen  und  daraus  ableitbaren 
Leistungskurven können schließlich die theoretisch  installierbare Leistung sowie der mögliche  jährliche 
Energieertrag  berechnet werden. Die  Auswahl  einer  geeigneten Windkraftanlage  erfolgt  anhand  der 














Vestas V90  2  80, 95, 105, 125  90  4  25 
Enercon E82  2  78, 86, 98, 108, 138  82  2  28‐34 
Vestas V112  3  84, 94, 119  112  3  25 
Enercon E101  3  99, 135  101  2  28‐34 
Senvion 3.4M104  3,4  78‐80, 96,5–100,   104  3,5  25 
Senvion 6.2M126  6,15  117  126  3,5  25 
 
Anschließend wird eine Turbinendichte, welche die Anzahl von Turbinen bzw. die  installierte Leistung 
pro  Fläche  angibt,  festgelegt.  Studien,  welche  mit  einer  vergleichbaren  Methodik  das  Potenzial  für 
Europa ermittelt haben, haben die Turbinendichte auf 3 bzw. 4 MW/km²  festgelegt. Allerdings wurde 







nur  das  technische  Potenzial  ermittelt,  das  heißt,  auf  der  gesamten  ermittelten  Fläche  werden 
Windenergieanlagen  installiert,  was  zu  einer  deutlich  höheren  Turbinendichte  führt.  Die  „dena‐
Netzstudie  I“  (115)  geht  in  einem  Windpark  von  einem  mittleren  Flächenbedarf  von  7  ha/MW 
installierter  Leistung  aus,  was  einer  Turbinendichte  von  14 MW/km²  entspricht.  Dieser  realistische 
Mittelwert  basiert  auf  Erfahrungswerten,  jedoch  ist  zu  berücksichtigen,  dass  es  projektspezifisch  zu 
deutlichen  Abweichungen  kommen  kann.  Ein  Kompromiss  zwischen  diesen  beiden  Extremwerten 
entspricht  einem  Platzbedarf  von  9,2 ha/MW  bzw.  10,9 MW/km2  (116).  Dieser Wert  kam  zustande, 
indem  für  450  Raumordnungsgebiete mit  insgesamt  8.468  Anlagen  die  gesamte  installierte  Leistung 
durch die Fläche dividiert wurde. Um den Flächenbedarf bis 2020 abzuschätzen und dem Fortschritt der 
Technik  gerecht  zu werden, wurden  schlecht ausgelastete Raumordnungsgebiete ausgeschlossen und 
das  Verfahren  noch  einmal  durchgeführt,  was  zu  einem  Ergebnis  von  4,84  ha/MW  führte.  Unter 
Berücksichtigung  dieser  existierenden  Studien  wird  im  Folgenden  eine  Turbinendichte  von 
10,9 MW/km²  unterstellt.  Aufbauend  auf  dieser  Turbinendichte  wurde  eine  installierbare  Leistung 
anhand der  empfohlenen Abstandellipsen berechnet  (117). Würde man nun das  gesamte  technische 
Potenzial  zur  Stromerzeugung  aus Windkraft  in Baden‐Württemberg  ausbauen, wäre  in Abhängigkeit 
von Anlagentyp und Nabenhöhe ein Energieertrag  von etwa 71,9 TWh möglich. Werden  jedoch  auch 
soziale Aspekte wie  die  Landschaftsästhetik  und  die Akzeptanz  regionaler Gemeinden  berücksichtigt, 
verringert sich der Ertrag auf etwa 11,8–29,4 TWh. Um das gesamte sozial‐technische Potenzial  in der 
Größenordnung  von  11,8 TWh–29,4  TWh  zu  erschließen, müssten  etwa  2.200  bis  5.600 Anlagen  von 
jeweils 3,5 MW (bei 1.500 Volllaststunden) nach heutigem Stand der Technik installiert werden (118).  
Um  des Weiteren  die Wirtschaftlichkeit  zu  betrachten, werden  dem  sozial‐technischen  Potenzial  die 
Stromgestehungskosten  gegenübergestellt. Das  Institut  für Ökologische Wirtschaftsforschung  hat  die 
spezifischen  Investitionen  für  Windenergieanlagen  für  das  Jahr  2010  berechnet  (119).  Als  Ergebnis 
ergeben sich spezifische Investitionen für Windenergieanlagen von insgesamt 1.284 €/kW im Jahr 2010. 
Aufgrund  von  Lernkurveneffekten  wird  jedoch  davon  ausgegangen,  dass  diese  bis  2020  auf  etwa 
1.156 €/kW  sinken  werden.  Vergleicht  man  nun  die  Stromgestehungskosten  des  sozial‐technischen 
Potenzials  mit  der  durchschnittlichen  EEG‐Vergütung,  dann  wird  deutlich,  dass  die 
Stromgestehungskosten  sieben  bis  14  ct/kWh  betragen  und  somit  nah  an  bzw.  über  der 
durchschnittlichen EEG‐Vergütung liegen. Somit wäre dieser Teil des Windpotenzials unwirtschaftlich. 














Als  Hauptergebnisse  können  schließlich  folgende  Punkte  festgehalten  werden.  Basierend  auf  dem 
Potenzialatlas  des  LUBW  sind  rund  sechs  Prozent  der  Landesfläche  Baden‐Württembergs  für  die 
Bebauung  mit  Windkraftanlagen  geeignet.  Der  Großteil  dieser  Flächen  liegt  im  Nordosten  des 
Bundeslandes sowie  im Südwesten. Trotz geringerer Windgeschwindigkeiten, beispielsweise verglichen 
mit  Norddeutschland,  können  in  Baden‐Württemberg  aus  Windenergie  theoretisch  je  nach 
Anlagentypen  und  Nabenhöhe  71,9 TWh  pro  Jahr  an  Strom  erzeugt  werden.  Betrachtet  man  auch 
soziologische  Aspekte,  verringert  sich  das  technische  Potenzial  auf  11,8  bis  29,4  TWh.  Das  Ziel  der 
Landesregierung eines Ausbaus auf 6,4 TWh/a bis zum Jahr 2020 erscheint daher aus technischer Sicht 
erreichbar. Um dieses jedoch auch aus wirtschaftlicher Sicht zu gestalten, darf dieser Strom nur von den 
am  wirtschaftlichsten  arbeitenden  Turbinen  erzeugt  werden.  Diese  müssen  durch  niedrige 





zu  erreichen, müssten  nach  eigenen Berechnungen  etwa  1.000  bis  1.200 Anlagen mit  2,5  bis  3 MW 
Leistung  installiert  werden  (bei  1.500  Volllaststunden  und  4,2  GWpeak).  Allerdings  wird  bei  einer 
derartigen Betrachtung auch deutlich, dass die Bilanzgrenzen von entscheidender Bedeutung  sind. So 
müsste  berücksichtigt  werden,  dass  Investoren  den  Windkraft‐Ausbau  auch  an  ertragreicheren 
Standorten außerhab der Landesgrenzen tätigen und das Nutzungspotenzial von Windenergie auf diese 
Weise weiter  ausschöpfen.  Entscheidend  ist,  dass  dieser Windstrom  den  Stromkunden  im  Land  zur 










Die Bruttostromerzeugung aus Photovoltaik  in Baden‐Württemberg  lag 2014 bei 4,7 TWh  (120). Diese 
Erzeugung wurde  durch  einen  großen  Zubau  an  Photovoltaik‐Anlagen  in  Baden‐Württemberg  in  den 
vergangenen  Jahren erreicht. Das  Ziel der  Landesregierung  ist eine  Stromerzeugung  aus Photovoltaik 
von ca. 7 TWh/a bis zum Jahr 2020. 
In  einem  ersten  Schritt  wurde  das  theoretische  Potenzial  der  Stromerzeugung  aus  Photovoltaik  in 




Berücksichtigung  administrativer  (Denkmalschutz  etc.)  und  ästhetischer  Restriktionen  sowie 
Nutzungskonflikten  Photovoltaikanlagen  errichtet  werden  können.  Bei  der  Ermittlung  des 
Flächenpotenzials  wird  dabei  zwischen  Dach‐,  Fassaden‐  und  Freiflächen  unterschieden.  Für  die 




Die  Bestimmung  der  Freiflächenpotenziale  erfolgt  hauptsächlich  auf  Basis  des  von  der  LUBW 
veröffentlichten  Potenzialatlas. Hierfür werden  Flächen  anhand  eines  Kriterienkatalogs  bewertet  und 
selektiert.  Daraufhin  werden  deren  einfallende  Strahlungswerte  und  Nutzungspotenziale  unter 
Berücksichtigung  einzuhaltender  Abstandsflächen  berechnet.  Es  wird  eine  Einteilung  sowohl  in 
Ausschlussflächen, wie  beispielsweise  Siedlungsflächen,  als  auch  in  technisch  nutzbare  Flächen,  wie 
Flächen entlang von Autobahnen und Schienenstrecken, vorgenommen (121).  
Durch  Verschneidung  der  auszuschließenden  mit  den  technisch  nutzbaren  Flächen  werden  nun  die 
Flächen gewonnen, die als nutzbare Flächen keinen weiteren bekannten Einschränkungen unterliegen. 
Für  diese  Flächen werden  nun  die  Informationen mithilfe  eines  Geoinformationssystems  berechnet, 
bezüglich  der  Nennleistung,  des  Jahresertrags,  der  CO₂‐Reduktion,  der  solaren  Einstrahlung,  der 
Eignungsklasse, der Gemeindezugehörigkeit sowie der Größe der Potenzialflächen.  
Nach einer entsprechenden Berechnung nach den oben beschriebenen Kriterien verbleibt eine Fläche 
für  Freiflächenanlagen  von  etwa  20 km²,  was  0,056  Prozent  der  Landesfläche  entspricht.  Das 
Freiflächenpotenzial  in  Baden‐Württemberg  entspricht  unter  Berücksichtigung  der  oben  genannten 
Faktoren,  besonders  auch  der  Förderfähigkeit  nach  EEG  etwa  1,1 TWh/a  Stromerzeugungspotenzial 
(122).  Ergänzend  muss  erwähnt  werden,  dass  es  sich  bei  den  hier  ermittelten  Daten  um 














Bundesautobahnen  Freihaltung 40 m Abstandspuffer nach §9 
Bundesfernstraßengesetz (FStrG) 
Bundesautobahnen Puffer  Nutzung 110 m Fläche zwischen 40 und 110 Metern 
als Potenzialfläche nutzbar 
Schienenstrecken  Freihaltung 20 m  
Schienenstrecken Puffer  Nutzung 110 m Fläche zwischen 20 und 110 Metern 
als Potenzialfläche nutzbar 
Konversionsflächen  Nutzung 0 m  
  Altlasten  Nutzung 0 m  










Bauhof  Freihaltung 0 m  
Einzelhäuser und Splittersiedlungen  Freihaltung 100 m  
Erwerbsgartenbau  Freihaltung 0 m  
Festplatz  Freihaltung 0 m  
Feuerwehr  Freihaltung 0 m  
Gärtnerei  Freihaltung 0 m  
Gewerbegebiete  Freihaltung 0 m  
Grünflächen allgemein  Freihaltung 50 m  
Historische Anlage  Freihaltung 0 m Ausbaupotenzial ist mit Zielen der 
Denkmalpflege zu vereinbaren 
Industriegebiet  Freihaltung 0 m  
Kern‐, Dorf‐ und Mischgebiete Freihaltung 100 m  































basierenden  Analyseverfahrens  die  solaren  Potenziale  auf  Häuserdächern  großflächig  erfasst.  Dabei 
werden  Größe,  Ausrichtung,  Neigung  und  Abschattungseffekte  errechnet  und  eine 
Wirtschaftlichkeitsprognose  erstellt.  Wirkungsgrad  und  Performance  Ratio  der  Zelle  werden  nach 




Dieses  Potenzial  stellt  jedoch  keine  obere  Grenze  dar,  da  das  Potenzial  besonders  von  dem 




Wohngebäude  einen Anteil  von  47  Prozent,  öffentliche Gebäude  einen Anteil  von  zehn  Prozent  und 




Zusammenfassend  ergibt  sich  für  das  Jahr  2013  ein  Freiflächenpotenzial  von  1,1  TWh/a,  ein 
Dachflächenpotenzial  von  36 TWh/a  und  ein  Fassadenflächenpotenzial  von  5,1 TWh/a  (1).  Bei  den 
Dachflächen  muss  abschließend  noch  auf  die  Flächenkonkurrenz  zwischen  Photovoltaik  und 
Solarthermie eingegangen werden. Mit Hybridkollektoren könnten diese Flächen theoretisch für beides 
genutzt werden. Wann und  inwieweit  sich diese Technik durchsetzen wird,  ist  jedoch nicht absehbar. 
Deshalb  sollen vereinfacht 34 Prozent der Dachflächen  für eine  solarthermische Nutzung vorgehalten 
werden (109). Das korrigierte technische Dachflächenpotenzial beträgt nun 23,8  TWh. In Summe ergibt 
sich  für  Baden‐Württemberg  ein  gegenwärtiges  technisches  Potenzial  für  Photovoltaik  in  Höhe  von 
30 TWh/a. 
Zu  einer weiteren  Bewertung  bedarf  es weiter  einer  Abschätzung  der  Kosten  für  PV‐Anlagen. Diese 
setzen  sich  aus  den  Kosten  für  die  Module  und  für  Balance‐of‐System‐Komponenten  (wie 
Wechselrichter, Montagegestelle, Kabel) sowie Betriebskosten zusammen. Der Hauptanteil der Kosten 
wird dabei durch die Module  verursacht. Die  in dieser Potenzialabschätzung unterstellte notwendige 
Investitionssumme  für Dachanlagen  beträgt  2.100 €/kWp, was  dem  vom  LUBW  ermittelten  aktuellen 
durchschnittlichen  Endkundenpreis  eines  monokristallinen  Moduls  entspricht  (127).  Für 
Freiflächenanlagen  wurden  exemplarisch  die  öffentlich  verfügbaren  spezifischen  Investitionen  eines 
Solarkraftwerks  in Brandenburg  verwendet  (1.800 €/kWp;  SKV  Solarkraftwerke 2011). Ebenso werden 
Werte  für die Betriebsdauer von 25  Jahren  (128) und  für den Diskontierungszinssatz von vier Prozent 
unterstellt  (127).  Unter  den  getroffenen  Annahmen  betragen  die  Stromgestehungskosten  für 
Freiflächenanlagen für das Jahr 2013 acht ct/kWh für Regionen mit sehr hoher Sonneneinstrahlung und 
elf ct/kWh für Regionen mit schwacher Sonneneinstrahlung. Die ermittelten Stromgestehungskosten für 
Dachanlagen  sind  höher.  Diese  liegen  für  das  Jahr  2013  innerhalb  einer  Bandbreite  von  elf  bis  13 












Die  Potenzialermittlung  für  Photovoltaik  hat  gezeigt,  dass  in  Baden‐Württemberg  technisch  rund 
30 TWh/a für die Stromerzeugung zur Verfügung stehen. Dabei weisen Dachflächenanlagen das größte 
technische  Potenzial  von  etwa  23,8 TWh/a  auf.  Mit  Fassadenflächen‐  und  Freiflächenanlagen  sind 
zusätzliche Potenziale  vorhanden. Dabei  sind Unterschiede  zwischen den  Stromgestehungskosten der 
drei  Technologien  ersichtlich, welche mittlerweile  jedoch  stärker  geglättet  sind  als  noch  vor  einigen 
Jahren. Die  Betrachtung  der Wirtschaftlichkeit wird  durch  die  verschiedenen  EEG‐Vergütungssätze  je 
nach  Standort  der  PV‐Anlagen  (Freiflächen,  Dach,  Fassade)  erschwert.  Jedoch  zeigt  sich,  dass  ein 
Großteil  des  technischen  Potenzials  mit  den  heutigen  Vergütungssätzen  aus  Sicht  eines 








das  wirtschaftliche  Potenzial  der  Photovoltaik  ist  an  dieser  Stelle  aufgrund  der  differenzierten 





Die  erwartete  Wirtschaftlichkeit  von  Batteriespeichern  für  private  PV‐Anlagen,  siehe  2.4.5,  hat 
voraussichtlich Auswirkungen  auf  die Marktentwicklung  von  PV‐Heimspeichern. Das  hier  betrachtete 
Speicherpotenzial weist demnach  eine Abhängigkeit  von der mit  PV belegten Dachfläche  auf  in dem 
Sinn,  dass  eine  installierte  PV‐Anlage  die  Voraussetzung  für  die  Installation  und  den  Betrieb  eines 
Speichers  ist.  Das  Potenzial  für  Konzepte,  die  dezentrale  Speicher  zu  virtuellen  Großspeichern 
verknüpfen, beispielsweise zur Erbringung von Netzdienstleistungen oder zur Zwischenspeicherung von 
Überschussenergie aus Windparks, wird hier nicht weiter untersucht. 
Gemäß  Potenzialatlas  der  LUBW  betrug  das  Potenzial  nutzbarer  Dachflächen  auf Wohngebäuden  in 
Baden‐Württemberg  im  Jahr  2011  insgesamt  36.027 GWh/a  (131).  Technisch  ausgenutzt  sind  davon 
bisher nur rund zehn Prozent, also etwa 3.600 GWh/a. Wohngebäude in BW haben einen Anteil von 47 
Prozent am Dachflächenpotenzial, öffentliche Gebäude zehn Prozent und Gebäude mit industrieller und 
gewerblicher  Nutzung  43  Prozent.  Aus  Gründen,  die  im  späteren  Abschnitt  zur  voraussichtlichen 







Klärung  komplizierter  energierechtlicher  Fragestellungen  vorausgesetzt  –  nachrangig  auch  um 
Mehrfamilienhäuser. Geht man  von  ca. 1.000  kWh/kWp  aus, entspricht das oben  genannte Potenzial 
einer installierten PV‐Peakleistung von 36,0 GWp, die potenziell auf Dachflächen in Baden‐Württemberg 
zur Verfügung stünde. Davon entfallen 47 Prozent, also 16,9 GWp, auf Wohngebäude.  
Anders  als  in  der  Vergangenheit  üblich,  ist  bei  einer  auf  hohen  Eigenverbrauch  optimierten  PV‐
Dachanlage aber nicht mehr die  zur Verfügung  stehende Dachfläche  für die Dimensionierung der PV‐
Anlage maßgebend,  sondern die  tägliche Energieerzeugung der PV‐Anlage  im Vergleich  zum  Lastgang 
des  Haushalts.  Für  eine  Kombination  von  Heimspeichern mit  privaten  Dachanlagen  kommen  eigene 
Berechnungen  zu  dem  Ergebnis,  das  beim  aktuellen  Energiemarktdesign  mit  haushaltstypischen 
Lastprofilen  eine  Dimensionierung  des  Speicher‐Energieinhalts  in  kWh  von  ca.  dem  Ein‐  bis  max. 
Zweifachen der auf diese Anwendung hin optimierten PV‐Peakleistung  in kW  zu einem Optimum der 












4.500  bis  9.000  GWh/a  Erneuerbarer  Strom  ohne  zusätzliche  Belastung  der  Verteil‐  und 
Übertragungsnetze ins Energiesystem einführen.  Das Potenzial sinnvoll installierbarer Speicherkapazität 
in Baden‐Württemberg liegt demnach im Bereich von 4,5 bis 18 GWh.  
Nach  dieser  Betrachtung  der  Potenziale  für  den  Einsatz  von  PV‐Heimspeicher‐Anlagen  gehen  die 
folgenden Ausführungen kurz auf die voraussichtliche Marktentwicklung ein. In der folgenden Tabelle 3–
4  sind  der  Bestand  Ende  2014  sowie  die  Zubauraten  im  Jahr  2014  für  PV‐Anlagen  mit  und  ohne 
Heimspeicher in Baden‐Württemberg im Vergleich zu allen Bundesländern dargestellt.  































BW  12.037  171.474  398  1.525  2.740 kWh  10.502 kWh  3,3 %  12,7 % 
Deutschland  75.473  1.032.092  2.638  10.111  17.360 kWh  66.536 kWh  3,5 %  13,4 % 









Prozent der Bestandsanlagen  aus, während 26 Prozent des  Speicherbestands  im  Jahr 2014  installiert 
wurden. Wir  gehen davon  aus, dass diese  Entwicklung  anhalten und  sich  in den  kommenden  Jahren 
noch  deutlich  beschleunigen  wird,  denn  seit  2015  treten  vermehrt  leistungsfähige  Unternehmen 
(beispielsweise Daimler, SolarWatt, Tesla) mit preisgünstigen Batterien auf Lithium‐Ionen‐Basis  in den 
Markt  für  PV‐Heimspeicher  ein.  Im  Gegensatz  zur  Situation  beim  Zubau  von  PV‐Anlagen  ist  die 
Ökonomie  richtig  dimensionierter  PV‐Speicher‐Kombinationen  vollständig  unabhängig  von  der  EEG‐
Einspeisevergütung, weil sie  ihren Ertrag ausschließlich aus vermiedenem Bezug vom Energieversorger 
erwirtschaften.  
Es  ist bereits heute absehbar, dass  infolge der sinkenden Batteriepreise  für Elektrofahrzeuge einzelne 
PV‐Heimspeicher‐Produkte  spätestens  im  Jahr 2016 die Schwelle erreichen werden, ab der  in Baden‐
Württemberg der selbst erzeugte und gespeicherte Strom für den Privathaushalt kostengünstiger wird 
als der vom Energieversorger bezogene. Gleichzeitig  ist als Fazit aus  zahlreichen Gesprächen von KIT‐
Experten  mit  interessierten  Bürgerinnen  und  Bürgern  festzustellen,  dass  eine  Dezentralisierung, 












nach  der  Wasserkraft  und  Photovoltaik  der  drittwichtigste  regenerative  Energieträger  bei  der 








 Mit  Biomasse  als  Rohstoff  ist  Kaskadennutzung  möglich.  Dabei  kann  derselbe  Rohstoff 
(beispielsweise Holz) nach (mehrfacher) stofflicher Nutzung (etwa in Möbeln) zur energetischen 







 Anders  als  bei  Photovoltaik,  Windkraft,  Geothermie  und  Wasserkraft  entstehen  bei  der 





und  Futtermittelindustrie  kommen.  Aufgrund  fehlender  Vergleichbarkeit  und  vorhandener 
Unsicherheiten  kann  der  Umfang  jedoch  nicht  bestimmt  werden  (135).  Aber  auch  bei  der 
energetischen  Nutzung  selbst  kann  Biomasse  in  verschiedene  Formen  der  End‐  bzw. 
Nutzenergie  umgewandelt  werden  (Strom,  Wärme,  Kraftstoff)  (136).  Diese  verschiedenen 
Nutzungsalternativen verursachen nicht nur Schwierigkeiten bei der Ermittlung der technischen 
und  wirtschaftlichen  Potenziale  zur  Stromerzeugung,  sondern  erweitern  die  Frage  der 
gesellschaftlichen Akzeptanz noch um eine ethische Komponente. 
 Durch  die  Erzeugung  von  Energieträgern  entstehen  für  die  Landwirte  und  Forstwirte  neue 
Möglichkeiten  für  zusätzliche  Wertschöpfung.  Die  Nutzung  von  Reststoffen  aus  Land‐  und 
Forstwirtschaft erhöht den Ertrag besonders auch in strukturschwachen Regionen (137).  
Aufgrund dieser Komplexität der Biomassenutzung wird, wie bereits  in der vorherigen Studie, bei der 
Abschätzung  des  Potenzials  zur  Stromerzeugung  in  Baden‐Württemberg  keine  räumliche  Analyse 
durchgeführt,  sondern  auf  vorhandene  Potenzialstudien  zurückgegriffen.  Durch  den  Fokus  auf  der 
Stromerzeugung  werden  zudem  schwerpunktmäßig  Biomasse(heiz)kraftwerke  und  Biogasanlagen 
betrachtet. Die Stromgewinnung aus flüssigen Bioenergieträgern wird nicht betrachtet, da zu erwarten 
ist,  dass  zukünftige  Wertschöpfungsketten  diese  Energieträger  für  den  Mobilitätssektor  vorsehen 
werden. 
Zur Erfassung des Potenzials von Biomasse liegen sowohl Potenzialstudien als auch Studien zu einzelnen 
Biomasse‐Sortimenten  vor.  Einige  dieser  Arbeiten  liegen  dabei  zeitlich  noch  vor  der  ersten  Ausgabe 
dieser  Studie und wurden  zum  Teil  auch  schon dort  zitiert.  Im Rahmen des  Projekts  „Systemanalyse 
biogene  Gase“  (138)  wurden  sechs  Studien  ausgewertet,  die  sich  umfassend  mit  den 
Biomassepotenzialen  in Baden‐Württemberg beschäftigten: (139), (140), (141), (142), (143), (144). Des 
Weiteren  wurden  neun  weitere  Studien  mit  einbezogen,  die  sich  mit  Teilaspekten  der 
Bioenergiebereitstellung in Baden‐Württemberg befassten: (145), (146), (147), (148), (149), (150), (151), 
(152),  (153).  Teil  des  Projekts war  auch  eine Neuberechnung  bzw.  die  Erstellung  eines  realistischen 





















Getreidestroh  5 – 19  
Waldrestholz  22 – 46  
Altholz  5 – 20  





Tierische Exkremente  6 – 14  
Überschussgrünland  5 – 12  








Gesamt  91 ‐ 240 166 45 
*Quellen: (114) bis (128) 
 
Die  zum  Teil  erheblichen Unterschiede  in  den  Ergebnissen  der  Literaturdaten  sind  nicht  nur  auf  die 
Erfassungszeiträume  zurückzuführen,  sondern  auch  darauf,  dass  es  für  die  Berechnung  von 
Biomassepotenzialen  keine  standardisierten  Qualitäts‐  bzw.  Mindestanforderungen  gibt.  Dadurch 
können Ergebnisse nur schwer studienübergreifend verglichen werden. So können einzelne Biomassen 
unterschiedlichen  übergeordneten  Gruppen  zugewiesen  oder  der  Potenzialbegriff  unterschiedlich 
definiert  werden.  Außerdem  können  verschiedene  Datengrundlagen  und  Szenarien  zu  stark 
schwankenden Ergebnissen führen (154). Dieser Bericht bezieht sich im Folgenden auf das Potenzial des 
Projekts  „Systemanalyse biogene Gase“  (2013).  Insgesamt ergibt  sich  somit ein primäres, energetisch 
nutzbares, technisches Potenzial  in Baden‐Württemberg von 45 TWh. Den größten Anteil nimmt dabei 
das Waldrestholz ein, gefolgt von Altholz sowie Industrie‐ und Sägerestholz. 
Eine weitere  Besonderheit  der  Biomasse  bezieht  sich  auf  die  zukünftige  Entwicklung  der  Potenziale. 
Entwicklungen, wie politische und rechtliche Rahmenbedingungen, Veränderungen  in der Viehhaltung, 
der Nachfragestruktur und der Flächennutzung, können, wie schon  in der Studie von 2012 aufgeführt, 
die  Verfügbarkeit  der  Potenziale  in  der  Zukunft  nach  oben  oder  unten  beeinflussen.  Angesichts  der 
Schwierigkeiten  bei  der  Vorhersage  dieser  komplexen  Faktoren  wird  weiterhin  die  konservative 
Abschätzung  gemacht,  dass  sich  das  technische  Potenzial  bis  2020  bzw.  2030  auch  innerhalb  der 
gewählten Bandbreiten befindet, das heißt, es wird  in dieser Hinsicht keine Entwicklung über die Zeit 
angenommen. 







zwischen  theoretischem  Biomassereststoffpotenzial,  technischem  Reststoffpotenzial  und  genutztem 
technischem  Biomassereststoff‐Potenzial  unterschieden.  Diese  Potenziale  werden  in  der  Studie 




Die  Studie  kommt  zu  folgendem  Ergebnis:  „Die  ungenutzten  Biomasse‐Reststoffpotenziale  betragen 
30,9 Mio. t  TS.  Rund  95  Prozent  dieses  Potenzials  werden  von  den  drei  Biomassekategorien 
Waldrestholz (ca. 38 Prozent), tierische Exkremente (ca. 29 Prozent) und Getreidestroh (ca. 27 Prozent) 
bestimmt.  Weitere  vier  Prozent  kommen  vom  Landschaftspflegeholz.  Aufgrund  der  in  Deutschland 
geltenden  Entsorgungs‐  und  Verwertungspflicht  (KrWG  2012)  sind  die  ungenutzten  Potenziale  im 
Bereich Siedlungsabfälle und industrielle Reststoffe gering bzw. nicht vorhanden.“ 
Zur  Abschätzung  der  Übertragbarkeit  der  Ergebnisse  von  bundesweiten  Daten  auf  das  Bundesland 
















Da  für Biomasse vielfältige Nutzungsmöglichkeiten  zur Verfügung  stehen, kann das  zur energetischen 
Verwertung verfügbare Biomassepotenzial nicht ausschließlich der Stromerzeugung zugeordnet werden. 
Die  Wärme‐  und  Kraftstoff‐Sektoren  sind  gleichermaßen  zu  betrachten,  und  eine  Verteilung  der 
Biomasse  ist  vorzunehmen. Die  ermittelten  primären  Potenziale werden  dann mit  den  jeweiligen 
Anteilen  (und  Anlagenwirkungsgraden)  verrechnet  und  es  ergibt  sich  ein 

















Forstwirtschaft  Waldrest‐ und Energieholz ‐ 40 60  ‐ 
Altholz sowie Säge‐ und 
Industrierestholz 
‐ 70 30  ‐ 
Landwirtschaft  Energiepflanzen  30 20 ‐  50 
Überschussgrünland  90 ‐ ‐  ‐ 
Reststoffe aus der 
Verarbeitung/Industrie 
20 60 ‐  ‐ 
Getreidestroh  8 50 10  12 
Tierische Exkremente  100 ‐ ‐  ‐ 
 
Tabelle  3‐8  zeigt  typische  Annahmen  zu  Investitionen,  Wirkungsgraden  und  Volllaststunden  von 
Biogasanlagen  und  Biomasseheizkraftwerken.  Für  Biogas  anlagen  resultieren  daraus 
























KWK  5.100  28 ‐ 47  34 ‐ 55  357   6.400 
Biomasse‐
HKW 
KWK  4.700  30  43  5.000  8.000 
 
Für Biogasanlagen  ergibt  sich demnach  ein Potenzial  von 3,5 TWh/a und  für Biomasseheizkraftwerke 








Die  durchgeführte  Abschätzung  des  Potenzials  der  Stromerzeugung  aus  Biomasse  zeigt,  dass  die 







Mit  der  Neufassung  des  EEG  im  Jahr  2014  ergeben  sich  zudem  neue  Herausforderungen  für  die 
Stromgewinnung aus Biomasse. Darin wurde die Vergütungsstruktur  stark vereinfacht. So wurde  zum 
Beispiel  die  einsatzstoffbezogene  Vergütung  abgeschafft.  Dadurch  ist  die  gesamte  Vergütung  stark 
zurückgegangen, wodurch sich auch die Zahl von neuen Anlagen stark reduziert hat. Für Anlagen, die vor 
dem EEG 2014 gebaut wurden, gelten weiterhin die Vergütungen und Boni aus EEG 2009 und EEG 2012. 
Allerdings  wurde  für  diese  Bestandsanlagen  eine  Höchstbemessungsleistung  eingeführt.  Eine 
Mehrproduktion  bringt  dann  nur  noch  den  Strombörsenpreis  ein.  Da  die  Anlagen  laut  EEG  einen 
Vergütungsanspruch  von 20  Jahren haben,  laufen die ersten  Förderungen ab dem  Jahr 2021 bei den 
ersten Anlagen  aus, wodurch  ein  kontinuierlicher  Rückbau  der  installierten  Leistung  zu  erwarten  ist. 
Durch die Änderung des EEG wird der Neubau von Anlagen wirtschaftlich unattraktiver.  












Durch  das  große  Rohstoffpotenzial,  das  unter  Umständen  auch  noch  erweitert  werden  könnte 
(Mikroalgen,  ungenutzte  Flächen  wie  Böschungen  etc.  bepflanzen  usw.),  steht  dem  Land  auch  ein 
großes Stromgestehungspotenzial zur Verfügung. Die Aufgabe der Zukunft ist, den Anteil von Strom aus 












kombinierte  Wärme‐Strom‐Versorgung  genutzt  werden  kann  (Abbildung  3‐8).  Aktuell  werden  in 
Deutschland 20 GJ pro Jahr an geothermischer Wärme genutzt und eine Kapazität von 27 MW ist an das 
Stromnetz  angeschlossen  (Tabelle  3‐9).  Ein Vergleich  der  Zahlen mit  anderen  Ländern Mitteleuropas 
zeigt  besonders  im  Wärmemarkt  ein  riesiges  Ausbaupotenzial.  Im  Vordergrund  der  folgenden 
Betrachtungen steht die Tiefengeothermie zur großflächigen Stromerzeugung und Wärmenutzung ober 
Kraft‐Wärme‐Kopplung  (KWK).  Sie  besitzt  als  heimischer  erneuerbarer  Energieträger  die  Vorteile  der 
Grundlastfähigkeit  und  der  nachhaltigen  Verfügbarkeit.  Sie  ermöglicht  eine  regelbare  Strom‐  und 
Wärmeversorgung  und  kann  durch  Wechsel  der  Versorgungskette  flexibel  auf  Lastschwankungen 
reagieren.  Dadurch  ist  die  Geothermie  eine  sinnvolle  Ergänzung  zur  volatilen  Energieeinspeisung 
anderer Erneuerbarer Energien. Der geringe Platzbedarf  im Vergleich zu anderen konventionellen wie 
regenerativen  Energieumwandlungstechniken  erlaubt  prinzipiell  auch  eine  Nutzung  in  unmittelbarer 
Nähe zu Siedlungsgebieten. 
Potenzial allgemein und Potenzial in Deutschland 
Geothermie  besitzt  das  Potenzial,  einen  beträchtlichen  Beitrag  zur  Deckung  des  gesamten 
Energiebedarfs in Deutschland zu leisten. Aktuelle Potenzialabschätzungen kommen zum Schluss, dass ‐ 
entsprechende  Investitionen  vorausgesetzt  ‐  etwa  zehn  Prozent  der  aktuellen  deutschen 
Bruttostromerzeugung  oder  fünf  Prozent  des  deutschen  Primärenergieverbrauchs  durch  Geothermie 
gedeckt werden  könnten. Bisher werden hauptsächlich Heißwasseraquifere  in  sedimentärem Gestein 
zur Stromerzeugung und Wärmegewinnung genutzt, da in diesen Schichten eine natürliche hydraulische 
Wegsamkeit  gegeben  ist,  die  eine  natürliche  Wasserzirkulation  im  Untergrund  ermöglicht.  In 
Abhängigkeit  von  der  geförderten  Temperatur  der  Thermalwässer  müssen  für  eine  wirtschaftliche 
Stromproduktion  Zirkulationsraten  von  über  50  L/s  zwischen  den  Bohrungen  erreicht werden. Diese 
Fließraten sind unter natürlichen Bedingungen europaweit nur in einzelnen Regionen und Schichten zu 
erreichen,  beispielsweise  im  Dogger  des  Pariser  Beckens  (max.  90°C),  in  den  tertiären  Sandstein‐
Schichten  der  ungarischen  Tiefebene  und  im  Oberen Malm  in  der  Bayrischen Molasse  (140°C).  Zur 
wirtschaftlichen  Betreibung  der  Anlagen  sind  in  den  meisten  Fällen  sogenannte 
Stimulationsmaßnahmen notwendig, wobei in den häufig genutzten karbonatischen Reservoirgesteinen 
umweltverträglich  konzentrierte  Säuren,  wie  Salzsäure,  eingesetzt  werden  können.  Für  das 
Gesamtpotenzial  der Geothermie  spielen  diese  Sedimentgesteine  allerdings  nur  eine  untergeordnete 
Rolle  (164). Der überwiegende Teil des Potenzials der  tiefen Geothermie  in Deutschland befindet sich 
dagegen  in  kristallinen  Gesteinen  oder  geologisch‐tektonischen  Störungszonen.  In  der  Regel  ist  eine 







Abbildung  3‐8.    Nutzungsmöglichkeiten  der  Geothermie  in  Deutschland.  Die  Erdwärmesonden‐Anlagen  werden  mit 
Wärmepumpen  betrieben  und  nutzen  die  Wärme  in  oberflächennahen  Schichten.  Die  Tiefengeothermie  nutzt  dagegen 















Bruchsal  2009 0.55 1.2 
Dürrnhaar  2012 5.5  
Insheim  2012 4.3 14.22
Kirchstockach  2013 5.5  
Landau  2007 3.0 13.24
Sauerlach  2013 5.0  
Unterhaching  2009 3.36 6.87
Brühl    5.5  
Kirchweidach    6.7  
Taufkirchen    4.3  
Total    27.2 16.5 35.5
 
Zur Erschließung dieses großen Potenzials  im Kristallin  lässt sich nach heutigem Stand das Konzept der 
sogenannten  EGS‐Technologie  (Enhanced  Geothermal  System)  optimal  einsetzen.  Dieses  sieht  eine 
Stimulation der bestehenden Fließwege zwischen den Bohrungen und der bohrlochnahen Bereiche vor. 








entsprechend  dem  Reservoirtyp  als  hydrothermal  (Heißwasseraquifere  im  Sedimentgestein)  oder 
petrothermal  (Nutzung des Hartgesteins wie Kristallin)  charakterisiert. Der Begriff  „hydrothermal“  ist 




Stromproduktion  notwendigen,  200°C  heißen  thermischen  Fluide  aus  dem  Untergrund  zu  fördern. 
Mangels  entsprechender  hydraulischer  Eignung  (geringe  Durchlässigkeit  der  Gesteinsformationen) 
wurde  dieses  Konzept mit  dem  Ende  des  Los  Alamos  Projektes  (New Mexico/USA)  in  den  früheren 
1990er‐Jahren eingestellt. Gerade  im Oberrheingraben  ist meist keine klare Unterscheidung  zwischen 







In  Baden‐Württemberg  gibt  es  eine  bis  in  die  Römerzeit  zurückgehende  Nutzung  der  Geothermie. 
Historische Thermalbäder am Oberrheingraben (Baden‐Baden, Badenweiler und andere) wurden durch 
weitere  im  20.  Jahrhundert  entstandene  jüngere  Anlagen  ergänzt.  Schwerpunkt  der  jetzigen 
Thermalbäder  ist  der  Oberrheingraben,  der  nördliche  Rand  der  Schwäbischen  Alb  und  die  Molasse 








Nutzung.  Allerdings  sind  hier  große  Schadensfälle  bekannt  geworden,  deren  Ursachen  sich  jedoch 
eingrenzen lassen und die sich durch verbesserte Qualitätssicherung hätten vermeiden lassen (166). Zu 
erwähnen  ist  besonders  die  Hebung  in  der  Stadt  Staufen,  die  zu mehreren Millionen  Euro  Schaden 
geführt  hat  und  deren  Ursache  vermutlich  eine  durch  die  Bohrungen  erzeugte  Verbindung  eines 
Anhydrid‐Horizontes mit einer wasserführenden Schicht  im Untergrund war. Die neuen Leitlinien zum 
Bau  von  Erdwärmesonden  in  Baden‐Württemberg  gehen  auf  die  Problematik  wasserführender 
Horizonte im Speziellen ein.  
Im  Bereich  der  tiefen  Geothermie  herrschen  in  Baden‐Württemberg  durch  die  geologischen 
Gegebenheiten des Oberrheingrabens als langgestreckte tektonische Dehnungszone (Riftsystem) ideale 
Voraussetzungen  für die Nutzung tiefer Geothermie. Die Dehnungs‐ und Verschiebungstektonik dieses 
Grabensystems  führte  zu  ausgedehnten  Störungen  und  einem  dichten  Kluftnetzwerk  sowie  hohen 
vertikalen Versatzraten potentieller geothermischer Reservoirgesteine. Diese Bedingungen begünstigen 
entscheidend  die  Fluidzirkulation  in  großer  Tiefe.  Konvektionszellen,  die  aufgrund  der  hohen 
Durchlässigkeit  im kristallinen Grundgebirge und  tiefliegenden Sedimenten entstehen, verursachen  im 




Erbohrung  von  existierenden  Kluft‐  oder  Störungszonen.  Dies  stellt  ideale  Bedingungen  für  eine 






aus  der  Schweiz,  dass  nur  sehr  wenige  Standorte  eine  ausreichende  natürliche  Leitfähigkeit  im 
Untergrund aufweisen, die  für eine Wirtschaftlichkeit notwendig sind.  In dem Bereich der Stimulation 
von kristallinen EGS‐Feldern besitzt Deutschland eine sehr hohe Kompetenz. Diese erstreckt sich auf die 
Planung  und  Durchführung  von  chemischen  und  mechanischen  Stimulationen  wie  auch  auf  deren 
wissenschaftliche Aufbereitung. Ein Beispiel sind die weltweit einzigartigen Langzeiterfahrungen in dem 
ehemaligen  EU‐Projekt  Soultz‐sous‐Forêts  im  Elsass.  Abbildung  3‐9  zeigt  exemplarisch  die  aktuelle 
Lernkurve  für die Bohrung GPK2  im  fünf Kilometer  tiefen Reservoir: Eine anfängliche Ergiebigkeit von 
unter  1  L s‐1MPa‐1  wurde  durch  hydraulische  Stimulationsmaßnahmen  mit  Injektions‐  und 
Zirkulationsvolumen von > 20.000m3 zunächst auf über 10 L s‐1MPa‐1 gesteigert. Weitere hydraulische 












Die  Erfahrung  zeigt,  dass  bei  einer  sorgsamen  Planung,  Erfassung  der  seismischen  Daten  und  dem 
Ergreifen von entsprechenden Maßnahmen das Auftreten von Erdbeben minimiert werden kann. Die 
am  Oberrhein  aufgetretenen  Erdbeben  sind  häufig  auf  eine  zu  starke  Druckbelastung  der 
Injektionsbohrungen  zurückzuführen.  In  Soultz  konnte  durch  geeignete  Maßnahmen  die  Seismizität 
während der Produktion nahezu verhindert werden. 
Abschließend lässt sich feststellen, dass in Baden‐Württemberg ein sehr hohes geothermisches Potenzial 
vorhanden  ist.  Diese  sich  ebenfalls  jenseits  der  Landesgrenzen  erstreckenden  geothermischen 




















Die  Potenziale  der  Kraft‐Wärme‐Kopplung  wurden  im  Rahmen  einer  Studie  des  Zentrums  für 
Sonnenenergie‐ und Wasserstoff‐Forschung Baden‐Württemberg  (ZSW)  und  des Deutschen  Zentrums 
für  Luft‐ und Raumfahrt  (DLR)  im Auftrag des Ministeriums  für Umwelt, Klima und  Energiewirtschaft 
Baden‐Württemberg  untersucht.  Unter  dem  Titel  „Landeskonzept  Kraft‐Wärme‐Kopplung  Baden‐
Württemberg“  sind  die  bisherige  Entwicklung  der  KWK,  die  Rahmenbedingungen,  die  Struktur  und 
Akteure der KWK, die Hemmnisse  sowie die Rolle der KWK  im  zukünftigen  Strom‐ und Wärmemarkt 
zusammengefasst.  Die  im  Rahmen  dieser  Studie  aufgegriffenen  Fragestellungen  sind  weitgehend 
deckungsgleich  mit  dem  Kapitel  der  KWK‐Potenziale  und  sind  zeitnah  ermittelt,  daher  wird  im 
Folgenden auf die Studie zurückgegriffen und werden einige der Kernaussagen zitiert (Zitat siehe unten): 
Besonders  das  Erneuerbare‐Energien‐Gesetz  (EEG)  bildet  den  gesetzlichen  Rahmen  für  das 
Entwicklungspotenzial  der  KWK.  Die  mit  der  Novellierung  2014  eingeführte  Belastung  des 
Eigenverbrauchs  wird  Auswirkungen  auf  den  Neuzubau  von  KWK‐Anlagen  haben.  „Besonders  KWK‐
Anlagen  in der Objektversorgung  sind  auf den  Eigenverbrauch  von Wärme und  Strom  ausgelegt. Die 
Belastung des Eigenverbrauchs wird in diesem Segment die Wirtschaftlichkeit von Neuanlagen deutlich 








den  CO2‐Zertifikaten  können  treibhausgasintensive  Erzeugung  wie  Braun‐  und  Steinkohlekraftwerke 
Strom  zu  niedrigen  Grenzkosten  erzeugen  und  entsprechend  günstig  an  der  Börse  vermarkten.  Der 
klimaschonende Effekt der KWK wird derzeit also an der Strombörse nicht honoriert.“ Weitere  in der 
Studie  genannte  Hemmnisse  sind  unter  anderen  eine  mangelnde  Planungssicherheit  sowie  hohe 
Komplexität und Informationsdefizite. 
Die Frage der Rolle der KWK  im zukünftigen Strom‐ und Wärmemarkt wird gemäß der zitierten Studie 
durch  die  unterschiedliche  Größe  und  Betriebsweise  bestimmt.  Daneben  ist  die  Einbindung  in 
Wärmenetze  bzw.  der Betrieb  als  Insellösung  zu  berücksichtigen.  Industrielle  KWK‐Anlagen  gestalten 
ihre Prozesse auf der Grundlage  ihrer spezifischen Betriebsweise und dem Wärme‐ bzw. Strombedarf. 
Eine  generelle  Aussage  über  die  Tragfähigkeit  der  jeweiligen  Geschäftsmodelle  ist  aufgrund  der 
unterschiedlichen  Betriebsweise  nicht  möglich;  hierauf  geht  die  Studie  detaillierter  ein.  Gerade  im 
Hinblick  auf  die  Versorgungssicherheit  bezüglich  der  Stromversorgung  wird  immer  wieder  auf  den 
Beitrag und  auf den Ausbau der KWK hingewiesen. Die  Studie des  ZSW und des DLR  zieht  an dieser 
Stelle den Schluss: „Gerade in der Phase 2018 bis 2022, aber auch schon vorher kann die Errichtung von 
KWK‐Anlagen  in  Baden‐Württemberg  –  neben  anderen  Maßnahmen  zur  Ausweitung  der 










Kosten‐Nutzen‐Analyse  zu  den    Einsatzmöglichkeiten  von    Kraft‐Wärme‐Kopplung  sowie  eine 
Evaluierung  des  KWKG  im  Jahr  2014  (170).  Die  Studie  unterscheidet  zwischen    einer 
betriebswirtschaftlichen Rentabilität aus Sicht eines Unternehmens, das ein BHKW zur eigenen Strom‐ 
und  Wärmeversorgung  installiert  und  dazu  einen  KWK  Zuschlag  laut  KWKG  2012  erhält  und  die 








betriebswirtschaftlicher  Sicht  unterschiedliche  Stromgestehungskosten,  wie  in  Abbildung  3‐10 
aufgeführt. Ein BHKW mit 500 kW elektrischer Leistung kann demnach während einer Heizperiode von 
2.000 Volllaststunden Strom zur eigenen Verwendung für 13,7 ct/kWh herstellen. Ob dies rentabel  ist, 







nur  zur  Heizung  während  der  Winterperiode  sondern  auch  als  Prozesswärme  das  ganze  Jahr  über 





































Ein  weiterer  Vorteil  ergibt  sich  aus  betriebswirtschaftlicher  Sicht,  wenn  ohnehin  eine 
Notstromversorgung  bereitgestellt  werden  muss,  etwa  in  einem  Krankenhaus.  Statt  ausschließlich 
Kosten  zu  verursachen,  trägt  eine  solche  eigene  Stromversorgung  sogar  noch  zur  Reduzierung  der 
Stromkosten bei. 
Wird  der  erzeugte  Strom  nicht  selbst  genutzt,  sondern  an  der  Strombörse  verkauft,  ist  die 
volkswirtschaftliche Sicht  sinnvoller.  In Abbildung 3‐11 wurden  zur Berechnung alle Steuern, Abgaben 
und Umlagen weggelassen. Die  Stromgestehungskosten  sind dann  zwar billiger, aber der Strom  kann 





Die  Studie  kommt daher  zu dem  Schluss, dass ein BHKW  zur eigenen Nutzung des erzeugten  Stroms 








































dabei  Reaktionen  der  Endverbraucher  (Haushalte,  Industrie,  Gewerbe,  zukünftig  auch  Verkehr)  auf 






Das  Ziel  von  Demand  Side  Management  ist  eine  Veränderung  der  sogenannten  Residuallast  durch 
Lastverschiebung bzw. Lastreduktion. Ersteres würde die verbrauchte Strommenge über den gesamten 
Zeitraum  nicht  verringern,  allerdings  zu  Spitzenzeiten  die  Last  reduzieren, welche  später  nachgeholt 
werden  könnte. Dabei nimmt Demand  Side Management praktisch die  Funktion  eines  Speichers  ein. 














dem  Spotmarkt  könnte  durch  intelligentes  Nachfragemanagement  eine  Reduzierung  der  Höchstlast 
(Peak Shaving) sowie eine Glättung des Verlaufs der Residuallast (Valley Filling) erreicht werden, wie in 
(172) beschrieben  (vgl. Abbildung 3‐12 oben). Das Ziel dabei  sollte nach  (Bellarmine 2000  (172)) eine 
Kombination der Verfahren sein, die damit zu einer Flexibilisierung des Verbrauchs und der dezentralen 
Erzeugung  führen.  Zum  einen wäre  hier  die  Lastverschiebung  zu  nennen  oder  eine  (automatisierte) 
flexible  Lastführung, wie  aus Abbildung  3‐12  (unten)  zu  entnehmen. Weiterhin  könnte Demand  Side 
Management  positive  und  negative  Regelleistung  bereitstellen,  um  Schwankungen  bei  der 
Stromerzeugung bzw. ‐nachfrage kurzfristig auszugleichen. 
Besonders mit zunehmender Einspeisung volatiler Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien könnte 
Demand  Side Management  als  alternative  „virtuelle  Speicherlösung“  sowie  als  Ersatz  konventioneller 
Erzeugungsleistung besonders  in Zeiten hoher Spitzenlasten an Bedeutung gewinnen. Außerdem wird 
beim  DSM  zukünftig  aufgrund  des  Paradigmenwechsels  von  „nachfrageorientierter  Erzeugung“  zu 
„erzeugungsorientierter  Nachfrage“  weniger  die  Reduktion  von  Spitzenlast  im  Vordergrund  stehen 
sondern die Minimierung der Abweichungen zwischen Erzeugung und Nachfrage. Besonders kann dies 





Die ersten Versuche mit  linearen zeitabhängigen Tarifen wurden  in Deutschland von 1989 bis 1991  in 
den  Städten  Saarbrücken  und  Freiburg  durchgeführt  (173). Bei  diesen  Tarifen  unterscheidet  sich  der 
Preis  für  den  Strom  in  verschiedenen  Zeitzonen,  ist  innerhalb  einer  Zone  aber  konstant.  Die  hohen 
Preisstufen wurden auf die Werktage begrenzt. 
Am Tarifversuch im Saarland nahmen fünf Stromversorger und über 1.500 Haushalte teil, von denen 300 
ein  Energie‐Spar‐Management‐System  (SESAM)  bekamen,  das  den  Lastgang  über  100  Tage 
aufzeichnete. Bei den Nutzern  von  SESAM  verringerte  sich der monatliche Durchschnittsverbrauch  in 
der  Spitzenlastzeit  (werktags  von  9  bis  13  Uhr)  um  13  Prozent,  bei  den  anderen  Nutzern  um  acht 









Der  in Freiburg parallel eingesetzte  leistungs‐ und  zeitabhängige Tarif  (dynamischer Tarif) erzielte mit 





















Ein‐Minuten‐Takt.  Außerdem  konnten  mit  diesem  Zähler  Haushaltsgeräte  automatisch  geschaltet 
werden. Die Akzeptanz  für die automatische Steuerung war aber aufgrund der Angst der Kunden vor 
dem Betrieb der Geräte ohne Aufsicht (etwa nachts) und möglichen Geräteschäden nicht sehr hoch. 
Die  Simulationshochrechnung  aus  den  gemessenen  Lastdaten  und  durchschnittlichen 
Haushaltslastgängen  ergab  für  einen  Arbeitstag  im Monat Mai  eine  Reduzierung  der  Spitzenlast  um 
18:00  Uhr  um  sechs  Prozent.  Für  den  Monat  November  errechnete  sich  eine  Reduzierung  der 
Gesamtlastspitze um  fünf Prozent. Die maximale Lastreduzierung erfolgte allerdings meist nicht direkt 
zur  unmittelbaren  Lastspitze,  sondern  zeitlich  verschoben  in  deren  Nähe.  Es  wurde  messtechnisch 




für Wirtschaft  und    Technologie  (BMWi)  und  des  Bundesministeriums  für  Umwelt, Naturschutz  und 
Reaktorsicherheit  (BMU) für mehr Wirtschaftlichkeit, Versorgungssicherheit und Umweltverträglichkeit 
in  der  Stromversorgung.  E‐Energy  steht  dabei  für  Electronic,  Efficient  oder  Enhanced  Energy,  die 
umfassende digitale Vernetzung sowie computerbasierte Kontrolle und Steuerung des Gesamtsystems 
der  Energieversorgung.  In  sechs  Modellregionen  wurden  in  den  Jahren  2008  bis  2012 
Schlüsseltechnologien  und  Geschäftsmodelle  für  ein  „Internet  der  Energie“  entwickelt  und  erprobt. 
MeRegio war  eines  dieser  Projekte  und wurde  unter  Beteiligung  des  KIT  durchgeführt. Ausgewählte 
Ergebnisse des MeRegio‐Feldtests  im Raum Göppingen und Freiamt  in Baden‐Württemberg werden  in 
3.4.2.5  zusammengefasst.  Im  E‐Energy‐Projekt  „Modellstadt  Mannheim“  wurden  Feldtests  in  zwei 
Tarifphasen mit unterschiedlichen Konfigurationen durchgeführt. Die erste Phase von Oktober 2010 bis 
Juli 2011 umfasste ca. 100 Haushalte, die einen statischen, zweistufigen Tarif  in stündlicher Auflösung 
erhielten.  Reaktionen  auf  die  Preissignale  erfolgten  zunächst  manuell.  Kurz  vor  Ende  der  ersten 
Versuchsphase erhielten ca. 70 Haushalte die erforderliche Technik, um einen Teil ihrer Haushaltsgeräte 
automatisiert zu betreiben  (176).  In der zweiten Projektphase von März bis Oktober 2012 wurden 31‐








Während  der  Versuche  wurde  eine  Spitzenlastreduktion  aufgrund  preissignalbedingter 
Lastverschiebungen von sechs bis acht Prozent ermittelt (177). Die gemessene Preiselastizität wurde im 
Durchschnitt auf  ‐0,106 beziffert (176), zeigte  jedoch deutliche Schwankungen.  In Haushalten, die eine 
Automatisierungslösung besaßen,  fiel die Preisreaktion etwas stärker aus. Aufgrund der  relativ kurzen 
Versuchsdauern  ließen  sich  keine Aussagen  zu den Auswirkungen auf den gesamten  Jahresverbrauch 
machen.  
Die sozialwissenschaftlichen Untersuchungen zum Abschluss der Studien zeigten die hohe Akzeptanz für 
Lastmanagementmaßnahmen  über Anreizsysteme.  In Mannheim  lehnten  nur  etwa  zehn  Prozent  der 
Versuchsteilnehmer einen variablen Tarif definitiv ab. In Rheine bewerteten 77 Prozent der Teilnehmer 
den Versuchstarif besser als den vorherigen. In Eckernförde waren es sogar 80 Prozent. Da es sich hier 




Tarifen  gekommen  ist.  Die  prinzipielle  Möglichkeit  von  Mehrkosten  würde  die  hohe  Akzeptanz 
wahrscheinlich negativ beeinträchtigen. 
Die  im  internationalen  Vergleich  überdurchschnittlich  hohen  Teilnehmerzahlen  der  Feldstudien  in 
Deutschland  sind  unter  anderem  durch  den  Umstand  begründet,  dass  die 
Energieversorgungsunternehmen  Monopolisten  waren  und  so  der  Kundenzugang  und  die 
Implementierung  der  Technik  relativ  einfach waren. Anreize  für  eine  Teilnahme  der  Kunden wurden 
durch die kostenlose Bereitstellung der technischen Geräte und die Bestabrechnung geschaffen, bei der 




für  die  Energieversorgungsunternehmen  also  selten wirtschaftlich  darstellen. Mit  der  Liberalisierung 
und den daraufhin sinkenden Preisen verloren solche Konzepte weiter an Attraktivität (174). Quaschning 
et al. (179) erkannten aber bereits im Jahr 1999, dass Lastmanagement für die Integration regenerativer 























Eine  solche  zusätzliche  Anstrengung  soll  dem  Nutzer  im  Zuge  des  autonomen  Energiemanagements 
abgenommen werden. Zwei Hauptgründe, die dafür sprechen, sind zum einen, dass man dem Nutzer ein 
manuelles Energiemanagement nicht zumuten möchte, besonders, weil davon auszugehen ist, dass die 
Mehrheit  der  Bevölkerung  auf  Dauer  nicht  die  Möglichkeit  hat,  den  zeitlichen  Mehraufwand  zu 
realisieren. Ein  solcher Mehraufwand  könnte beispielsweise darin bestehen,  regelmäßig die aktuellen 
zeitbasierten  Tarife  zu  überprüfen  und  daraufhin  Komponenten  ein‐  oder  auszuschalten,  besonders, 
wenn es sich dabei um einen zeitvariablen Stromtarif handelt. Zum anderen ist davon auszugehen, dass 
selbst wenn  der Nutzer  diese Mühe  auf  sich  nehmen würde,  es  dennoch  für  ihn  schwierig  ist,  den 
tatsächlichen  Gesamtzustand  des  Hauses  so  einzuschätzen,  dass  er  die  für  seine  Ziele  optimalen 




werden.  Im  Kontext  der  Verbundprojekte MeRegioMobil  und  iZEUS  (vgl.  (182)und  (183)) wurden  im 
Energy  smart Home  Lab  (vgl.  (184)) am Karlsruher  Institut  für Technologie  in einer  realen Umgebung 
Konzepte des dezentralen Energiemanagements unter Integration von Elektromobilität im Umfeld eines 
Privathauses untersucht. In Kontext dieser Projekte wurde u.a. mittels feingranularer Simulationen eines 
intelligenten  Gebäudes  untersucht,  inwieweit  sich  der  Eigenstromverbrauch  beim  Einsatz  von 




die Kurve  „optimiert“ den Zustand mit Energiemanagementsystem beschreibt. Dabei  ist  zu erkennen, 
dass durch den Einsatz eines Energiemanagementsystems der Eigenstromverbrauch in diesem Szenario 









Sowohl  in  privat  genutzten Gebäuden  als  auch  in  Zweckbauten  nimmt  der Nutzer  in  Bezug  auf  das 
Lastmanagement eine wichtige Rolle ein. In den Projekten MeRegioMobil und  iZEUS sowie auch  im FZI 
House of Living Labs ( (185)) wird das Energy Management Panel (EMP) eingesetzt (186). Das EMP stellt 
die  interaktive  Schnittstelle  zwischen  dem  jeweiligen  Gebäude‐Energiemanagementsystem  und  dem 
Nutzer  dar,  es  macht  die  aktuelle  Energiesituation  transparent  für  den  Nutzer  und  erlaubt  durch 
intuitive  Schnittstellen  die  Spezifikation  von  Freiheitsgraden  für  den  Einsatz  energierelevanter 
Komponenten.  Das  EMP  visualisiert  dabei  Energieflüsse  sowie  Entscheidungen  des  Gebäude‐
Energiemanagementsystems. Der Nutzer ist durch die interaktive Schnittstelle zum Energiemanagement 
in der Lage, die Planung der Abläufe durch das automatisierte  Lastmanagement  zur Laufzeit an  seine 
aktuellen  Präferenzen  anzupassen.  Studien  in  den  jeweiligen  Gebäuden  haben  gezeigt,  dass  das 
Vertrauen der Nutzer in automatisiertes Lastmanagement auf diese Weise gestärkt oder überhaupt erst 






etwa  die  Hälfte  davon  auf  Speicherheizungen  und  Wärmepumpen  entfällt,  gibt  es  dabei  große 
Unterschiede  zwischen  den  warmen  Sommer‐  und  den  kalten  Wintermonaten.  Dass  die 
Kosteneinsparung  für  die  Verbraucher  nicht  unbedingt  wesentlich  ist,  war  beim  Tarifversuch  in 
Eckernförde  zu  erkennen.  Dieser  Aspekt  war  nur  für  die  Hälfte  der  Teilnehmer  relevant.  Im  Zuge 
gestiegener Energiepreise könnte das Thema aber für eine Mehrheit der Verbraucher relevant werden. 
Nabe  et  al.  (178)  sehen  aufgrund  der  Ergebnisse  der  Tarifstudien  auch  für  die  heutige  Zeit  ein 







günstigeren  Regel‐  und  Kommunikationstechnologien,  noch  ausweiten  lassen.  Zudem  haben  sich  die 
Prioritäten  der  Verbraucher  in  den  letzten  zwei  Jahrzehnten  geändert.  Während  der  Aspekt  des 
Energiesparens  für den Verbraucher Mitte der 1990er‐Jahre noch  eine  geringe Priorität hatte  (Rehm 




die  Teilnahme  flexibler  Verbraucher  am  Strommarkt  der  optimale  Leistungs‐  und  Erzeugungsmix 
verändert. Dadurch sollen zudem die Kosten des Stromversorgungssystems sinken und somit auch eine 
Änderungswirkung  auf  den  Strompreis  mit  sich  führen.  So  sollen  flexible  Verbraucher  mit 
entsprechenden Preissignalen mit zur Vollkostendeckung anderer Technologien beitragen. 
Mit  dem  weiteren  Ausbau  Erneuerbarer  Energien  sieht  der  Aktionsplan  Lastmanagement,  dass  die 
Lastflexibilität  zunehmend  an  Bedeutung  gewinnt  und  vermehrt  Optionen  aufseiten  flexibler 
Verbraucher  genutzt  werden.  Besonders  wird  dabei  die  Möglichkeit  der  Kostenreduktion  im 
Versorgungssystem mit zunehmender Durchdringung von Erneuerbaren Energien herausgestrichen. 
Über den Marktaspekt hinaus wird  in  (188) die Möglichkeit der Bereitstellung von Regelleistung durch 
den  Einsatz  flexibler  Lasten  diskutiert.  Diese Maßnahmen  können  innerhalb  eines  Bilanzkreises  den 









die  Testkunden  dreistufige  Preissignale  in  stündlicher  Auflösung,  die  jeden  Abend  für  den  Folgetag 
bekannt gegeben wurden. Ein Viertel der Kunden  reagierte mittels einer Steuerbox automatisiert auf 










Die  Auswertung  der  MeRegio‐Daten  ohne  Berücksichtigung  jahreszeitlicher  und  tagesspezifischer 
Einflüsse ergab eine Senkung der Last, bezogen auf die Referenzgruppe, von durchschnittlich 5,1 Prozent 
in  der  höchsten  Tarifstufe  (Tarifstufe  3).  In  der  niedrigsten  Tarifstufe  (Tarifstufe  1)  wurde  die  Last 
hingegen um 6,1 Prozent erhöht. Die mittlere Tarifstufe führte zu einer durchschnittlichen Lastreduktion 





der  Tageszeit  für  die  Tarifstufen  1  und  3  abgetragen.  Diese  Stufen  stellten  sowohl  gegenüber  dem 
Durchschnittspreis der Testkunden als auch gegenüber dem Vergleichspreis der Referenzkundengruppe 
eine  Vergünstigung  bzw.  eine  Verteuerung  des  Strombezugs  dar.  Es  ist  zu  erkennen,  dass  das 
Lastverlagerungspotenzial in Abhängigkeit von Jahreszeit und Tageszeit relativ stark schwankte und eine 
deutliche  Asymmetrie  aufwies.  Manche  Tagesabschnitte  waren  besser  geeignet  für  eine  relative 
Lasterhöhung  als  für  eine  Lastminderung. Dies  traf  vor  allem  auf  die Mittags‐  und Nachtstunden  zu. 
Demgegenüber  war  es  in  den  Morgen‐  und  Abendstunden  eher  möglich,  eine  preissignalbedingte 
Lastminderung  als  eine  Lasterhöhung  hervorzurufen.  Wie  in  Abbildung  3‐15  zu  sehen  ist,  wies  der 












der  Preissignalfolge,  also  der  Tarifstufen  der  benachbarten  Zeitsegmente,  auf  die  Lastverlagerung 
gezeigt  werden.  Besonders  konnten  durch  mindestens  zweistündige  niedrigpreisige  Zeitsegmente 
stärkere  Lasterhöhungen  angeregt werden  als  durch  lediglich  einstündige Niedrigpreissegmente. Des 
Weiteren konnte kein signifikanter Einfluss der Höhe der Tarifspreizung – solange diese moderat ausfiel 
– auf die Lastverschiebung nachgewiesen werden. 
Insgesamt  wird  eine  Gesamtbewertung  aller  ausgewerteten  Studien  zu  einer  relativ  großen 
Schwankungsbreite  des  Lastverschiebungspotentials  in  privaten Haushalten  führen,  insbesondere,  da 
sich die Studienansätze nicht unmittelbar vergleichen lassen. Zwischen 5 und 20 Prozent können je nach 





In  (192)  wird  das  Potenzial  von  Lastverschiebung  und  Energieeffizienz  in  kleinen  und  mittleren 
Unternehmen  beschrieben.  Besonders  wird  das  Potenzial  in  Bezug  auf  einen  Beitrag  dieser 

















Koordination  von  Erzeugungs‐  und  Verbrauchsanlagen  Stromkosten  gespart,  indem  Lastspitzen 
einzelner  Viertelstundenintervalle  reduziert  werden.  Dies  erfolgt  manuell  oder  automatisiert  durch 
geeignete Energiemanagementsysteme. In den untersuchten Unternehmen war dies noch nicht der Fall, 
sodass das theoretische Potenzial ermittelt werden konnte. 














Lastverschiebepotenziale  im  Minutenbereich  bereitgestellt  werden,  ohne  den  zugehörigen 
Fertigungsprozess  wesentlich  zu  stören.  Dies  kann  beispielsweise  auch  durch  die  Koordination  der 









Die  Energiemanagementsysteme müssen  dazu  in  der  Lage  sein,  die  unterschiedlichen  Komplexitäten 
hinsichtlich  des  Anlagenaufbaus  abzubilden.  Besonders  ist  auch  die  Sensibilisierung  der  jeweiligen 
Mitarbeiter ein wesentlicher Faktor  für die Nutzung von Flexibilitätspotenzialen  für das Unternehmen 
sowie  für das Stromnetz. Häufig  ist ein Verständnis  für größere  Investitionen nur vorhanden,  falls die 
vorhandene Technik nicht mehr ausreicht oder defekt ist. Hier können Technologien zur transparenten 
Darstellung der Energieflüsse sowie der Lastverschiebepotenziale einen wesentlichen Mehrwert leisten. 
In  (193)  wird  das  so  genannte  „Demand  Side  Integration“  (DSI)  für  den  industriellen  Sektor  in 






Nachholen gemeint. Für Produktionsprozesse  in der  stromintensiven  Industrie  sowie  in der  sonstigen 
Industrie  wird  in  (193)  ein  DSI‐Potenzial  in  Höhe  von  3‐5  GWel  beziffert  und  für 




Im  Rahmen  der  Studie  „Lastmanagement  als  Beitrag  zur  Deckung  des  Spitzenlastbedarfs  in 
Süddeutschland“  (194) wurde das Potenzial von  Industriebetrieben vier unterschiedlicher  Sektoren  in 
Süddeutschland untersucht. Die an dieser Stelle entstandenen Berechnungen zeigen, dass allein  in den 
untersuchten Sektoren ein Potenzial für ein systemgestütztes Lastmanagement von ca. 400 bis 450 MW 
besteht.  Die  untersuchten  Sektoren  waren  dabei  Zement,  Papier,  Chemieindustrie  sowie 







Wie  in  Abschnitt  3.4.1  erwähnt,  wird  DSM  besonders  durch  die  Hinzunahme  von  IKT  und 
Automationstechnologien in der alltäglichen Umsetzung nachhaltig ermöglicht. Neue Rollen wie die des 
Aggregators, welcher  Flexibilitäten  auf  der Nachfrageseite  bündelt  und  damit  auf  dem  Energiemarkt 
handelbar  machen  kann,  werden  dazu  beitragen,  die  tatsächliche  Aktvierung  des  oben  genannten 
Flexibilitätspotenzials voranzutreiben. In diesem Kontext stellt sich jedoch auch die Frage, welche Arten 
von  flexiblen  Lasten  bzw.  welche  Kombination  dieser  Lasten  die  jeweils  zu  einem  Erzeugungsmix 
passenden Charakteristika aufweisen.  
Durch  die  zunehmende  Verfügbarkeit  von  individuellen,  hochaufgelösten  Verbrauchsdaten  kann  in 
einem  ersten  Schritt  eine  Quantifizierung  des  Lastverschiebepotenzials  im  Haushalts‐  und 

























Für  Aggregatoren,  die  eine  wirtschaftlich  optimale  Gestaltung  von  DSM  Kundenportfolios  anhand 
spezieller  Charakteristika  zum  Ausgleich  volatiler  Erzeuger  anbieten  möchten,  stellt  die  korrekte 
Einordnung und Nutzbarmachung des Flexibilitätspotenzials eine wichtige zukünftige Fragestellung dar. 
Erste Arbeiten von Gärttner et al.  (196)  zeigen, dass klassische verschiebbare  Lasten ökonomisch nur 
geringe  Einsparpotenziale  bieten.  Speicherbare  Lasten,  besonders  größere  thermische  Lasten  wie 
elektrische  Warmwasserbereitung  hingegen,  bieten  hier  einen  viel  höheren  potentiellen  Nutzen. 
Einzelne größere Kapazitäten können für diese Lastklassen zudem einfacher  in einen DSM Kundenpool 
technologisch  integriert  werden.  E‐Fahrzeuge  haben  hier  ebenfalls  ein  hohes  ökonomisches 
Nutzungspotenzial,  da  ihre  Ladelast  im  besten  Fall  auch  über mehrere  Tage  hinweg  verteilt werden 
kann. Zudem zeigt sich, dass für Haushalts‐ und Gewerbekunden Erzeugungsportfolios mit einem etwas 
höheren Windanteil  (Wind 55 Prozent, PV 45 Prozent) am besten über das  Jahresmittel durch die  zur 
Verfügung  stehende  Flexibilität  genutzt und  ausbalanciert werden  können. Weitere Arbeiten müssen 
besonders  den  Wert  von  kurzfristig  verschiebbaren  Lasten  besser  untersuchen,  sowie  Tarifmodelle 
evaluieren, die Endkunden die richtigen Anreize geben, um ihre Last systemdienlich zu verschieben. 
Zusammenfassend muss  das Demand  Side Management  als wichtiges  Instrument  zur Anpassung  des 
Verbrauchs an die aktuelle Verfügbarkeit von volatilen erneuerbaren Energiequellen weiterentwickelt 
werden.  Zwar  wird  DSM  insbesondere  in  der  Industrie  bereits  zur  Optimierung  der  Netzentgelte 
eingesetzt, aber die theoretischen Potenziale für die kurzfristige Anpassung der Stromnachfrage durch 
Lastverschiebung  werden  bisher  unzureichend  genutzt.  Gründe  hierfür  sind  vor  allem  die 
Rahmenbedingungen  der  Entgeltsystematik  und  die  noch  niedrigen  Preise  für  die 
Regelenergievermarktung  sowie  erforderliche  aber  bisher  wenig  getätigte  Investitionen  in  die 
Steuerungs‐  und  Automatisierungstechnik.  (197)  So  zielt  beispielsweise  die  Verordnung  über 






industrielle  Verbraucher.  In  der  schon  zitierten  Studie  der  Agora  Energiewende  zur  Ermittlung  des 
tatsächlichen  Potenzials  von  DSM  wurden  in  Baden‐Württemberg  beispielsweise  rund  einhundert 
Unternehmen  aus  energieintensiven  Branchen  angesprochen,  von  denen  sich  27  beteiligten.  Deren 
gesamtes  Potential  verschiebbarer  Lasten  von  36  MW  reduziert  sich  in  diesem  Beispiel  auf  6  MW 
vermarktbarer  Lastverschiebungen  (194),  (197).  In  einer  Veröffentlichung  des  Umweltbundesamtes 
(198),  die  ausgewählte  Branchen  untersucht  hat,  wird  das  aus  Unternehmenssicht  umsetzbare 
soziotechnische Potenzial von Lastverzicht und Lastverschiebungen auf  rund 4 Prozent der deutschen 
Jahreshöchstlast  geschätzt. Ohne weiterführende  und  vertiefende  neue Untersuchungen  kann  dieser 
Wert auch als Leitindikator für die baden‐württembergische Wirtschaft angenommen werden und zeigt 
damit einen beachtlichen Ansatzpunkt für die Reduktion von Spitzenlasten. Im Hinblick auf die Hebung 
dieses  Potenzials  müssen  jedoch  seitens  der  Rahmen‐  und  Marktbedingungen  eindeutige  Impulse, 











bietet  sie  Speichermöglichkeiten  für  Phasen  des  Überangebots  an  volatilen  erneuerbarer  Energien. 
Ebenso bedeutungsvoll  ist das erforderliche Management von Ladevorgängen,  insbesondere wenn sie 
zeitgleich zu Stoßzeiten stattfinden. Aus diesem Grund wird  im vorliegenden Gutachten ein Exkurs zur 
Elektromobilität  eingefügt,  der  neben  der  reinen  energiewirtschaftlichen  Betrachtung  eine  kurze 
Zusammenfassung der aktuellen Situation, den bevorstehenden Aufgaben und den Perspektiven gibt. 
3.5.1 Stand	der	Marktentwicklung	
Elektromobilität  für  spurungebundene Systeme und Fahrzeuge  ist  in den  letzten  Jahren  in  (fast) allen 
entwickelten  und  sich  entwickelnden  Staaten  zu  einem  großen  und  ernstzunehmenden  Thema 
geworden.  Dies  liegt  sowohl  an  den  erwarteten  signifikanten  CO2‐Emissionssteigerungen  im 
Straßenverkehrssektor  (Stichwort:  Klimawandel),  den  zunehmenden  Belastungen  der  Bevölkerung  in 
urbanen Räumen,  insbesondere  in Mega‐Cities (Stichworte: Luftverschmutzung und Lärm), als auch an 
der  (weiterhin)  starken  Abhängigkeit  von  erdölproduzierenden  Ländern  (Stichwort: 
Versorgungssicherheit). Dabei ist das Elektrofahrzeug keine Lösung aller genannten Probleme. Die CO2‐, 
Luftschadstoff‐  und  Lärmemissionen  werden  durch  die  Elektrifizierung  des  Antriebsstrangs  nicht 
vollständig  eliminiert.  Dennoch  ist  trotz  vieler  neuer  Erkenntnisse,  beispielsweise  im  Bereich  der 
Biokraftstoffe,  eine  signifikante  CO2‐Emissionsminderung  im  Straßenverkehrssektor  ohne  die 
Elektromobilität  heute  kaum  noch  denkbar.  Besonders  die  Nutzung  von  elektrischem  Strom  aus 
Erneuerbaren Energiequellen und die hohe Effizienz der Elektrofahrzeuge  stellen hier einen  zentralen 
Hebel dar.  In den kommenden  Jahren gewinnt die Reduktion von Schadstoff‐ und Lärmemissionen  im 
motorisierten  Individualverkehr  zusätzlich an Bedeutung, da Experten von einem  rasanten Wachstum 
des weltweiten Bestands an leichten Nutzfahrzeugen (inklusive PKW) ausgehen. So soll der Bestand laut 
(199) auf 1,6 Mrd.  im  Jahr 2030 wachsen, was einer Zunahme von über 65 Prozent  im Vergleich  zum 
Jahr  2015  entspräche. Weiterhin wird  ein  Anstieg  der  global  zurückgelegten  Fahrzeugkilometer  von 
14,3 Bio.  im  Jahr  2015  auf  21,6 Bio.  im  Jahr  2030  prognostiziert. Dies  verschärft  die  Problematik  zur 




Fahrzeuge,  ggf. mit Range‐Extender) bis  zum  Jahr 2020  festgelegt  (200). Diese  Zahl wurde  auch  vom 
zweiten  Bericht  der  Nationalen  Plattform  Elektromobilität  bestätigt  (201),  jedoch  im  dritten  Bericht 
relativiert (202). Nur wenn zusätzliche Maßnahmen ergriffen werden, kann Deutschland nach heutigem 
Stand  das  Ziel  von  einer  Million  Fahrzeugen  erreichen.  Die  Nationale  Plattform  Elektromobilität 
empfiehlt  daher  eine  Nachjustierung  der  Rahmenbedingungen  und  schlägt  beispielsweise  eine 
Sonderabschreibung  für  gewerbliche  Nutzer,  Investitionspartnerschaften  zum  Aufbau  öffentlich 
zugänglicher Ladeinfrastruktur und weitere Förderung von Forschung und Entwicklung vor. 
Auch weitere europäische Regierungen haben politische Ziele für Elektrofahrzeuge festgesetzt. Über alle 
EU‐Staaten  hinweg werden  8  bis  9 Mio.  Elektrofahrzeuge  bis  zum  Jahr  2020  angestrebt, wobei  die 
Zielsetzungen  sich  je  nach  Land  stark  unterscheiden.  So  visieren  beispielsweise  Frankreich  2 Mio. 






Zielerreichungsgrade  unterscheiden  sich  jedoch  zum  Teil  erheblich.  Während  in  Deutschland  das 
Erreichen  des  Ziels  zunehmend  unwahrscheinlich  scheint,  hat  Norwegen  als  eines  der  bei 
Elektromobilität  weltweit  führenden  Länder  seine  für  das  Jahr  2017  gesteckten  Ziele  von  50.000 
Elektrofahrzeugen bereits  im April 2015 erreicht (204).  Insgesamt signalisiert die Menge an politischen 









Baden‐Württemberg  ist  ein wichtiger  Automobilstandort  in  Deutschland.  Aufgrund  der  einzigartigen 
Konzentration  von  Fahrzeugherstellern,  Automobilzulieferern,  Forschungsinstituten  und  Hochschulen 
sind  hervorragende  Standortbedingungen  vorzufinden.  Für  viele  in  Baden‐Württemberg  ansässige 
Unternehmen  ist  der  Markthochlauf  der  Elektromobilität  von  Bedeutung,  da  unterschiedliche 
Wirtschaftsbereiche  von  den  Entwicklungen  tangiert  werden.  Neben  Energieversorgern  und  IT‐
Unternehmen  sind  daher  besonders  mittelständische  Automobilzulieferer  und  große 
Automobilhersteller  entscheidend  von  dieser Weichenstellung  in  den  kommenden  Jahren  betroffen. 














Komponenten  zurückzuführen  ist  (Leistungselektronik  inklusive  Ladegerät,  elektrische  Maschine, 
Batteriesystem,  Brennstoffzellensystem).  Um  an  der  sich  verändernden  Wertschöpfung  wesentlich 
Anteil  zu  haben,  muss  es  den  Unternehmen  gelingen,  in  der  Herstellung  elektrifizierter 
Antriebsstrangkomponenten  und  Effizienztechnologien  eine  Spitzenposition  einzunehmen.  Eine  hohe 
Wertschöpfungstiefe  ist  eine wichtige  Grundlage  für  die  Schaffung  neuer  Arbeitsplätze  am  Standort 
Baden‐Württemberg.  Insgesamt können  in Baden‐Württemberg bis zum Jahr 2025 rein  im Bereich der 
Elektromobilität  über  5.500  neue  Jobs  (verglichen  mit  dem  Referenzjahr  2013)  entstehen  (206). 
Zusammen mit  den  zu  erwartenden  Zuwächsen  im  Bereich  konventioneller  Automobilkomponenten 








jedoch  aufgrund  ihrer  hohen  täglichen  Fahrweiten  eine  Ausnahme  dar.  Während  das  ökonomische 
Potenzial  für  reine  Elektrofahrzeuge  noch  sehr  begrenzt  ist,  können  Plug‐In‐Hybride  bereits  heute  in 
vielen Branchen wirtschaftlich eingesetzt werden. Nach dieser Umfrage steigt zusätzlich bereits ab dem 
Jahr  2020  der  wirtschaftliche  Anteil  von  reinen  Elektrofahrzeugen  erheblich  –  besonders  in  den 
Segmenten ambulanter Pflegedienst, Energieversorgung, Dienstleistungen und öffentliche Verwaltung. 
Für private Nutzer spielen bei der Kaufentscheidung von Fahrzeugen besonders weiche Faktoren eine 
Rolle,  sodass wirtschaftliche  Faktoren  in manchen  Segmenten  von  untergeordneter  Bedeutung  sind 
(207). Dies war  beispielsweise  beim  SUV‐Trend  der  letzten  Jahre  zu  beobachten.  Folglich  könnte  ein 
sozialer Trend in Richtung Elektrofahrzeuge einen erheblichen Einfluss auf die künftige Penetration von 
Elektrofahrzeugen haben. Besonders bei Pendlern mit Zweitwagen, großen Fahrleistungen und wenigen 














Derzeit  ist die baden‐württembergische  Industrie  im nationalen und  teilweise auch  im  internationalen 




































































































dass  bilanztechnisch  eine  überwiegende  bis  ausschließliche Nutzung  erneuerbarer  Energien  dabei  in 
Anbetracht  der  nachgefragten  Strommengen  gut  möglich  erscheint.  Diese  liegen  bei  1 Mio. 
Elektrofahrzeugen  im  Jahr  2020  deutlich  unter  2  Prozent  des  gesamten  Angebots  an  Strom  aus 
erneuerbaren Energien. (211) Mit einer intelligent gesteuerten Ladung, die sich nach der Verfügbarkeit 
von erneuerbaren Energien richtet, können Elektrofahrzeuge zudem zu deren Integration beitragen. 
Eine  starke  Verbreitung  von  Elektrofahrzeugen  verbunden  mit  einer  hohen  Gleichzeitigkeit  der 
Ladevorgänge  führt besonders  in Verteilnetzen zu neuen Herausforderungen. Das Projekt „Smart Grid 
Integration“ aus dem Spitzencluster Elektromobilität Süd‐West greift diese Thematik auf und analysiert 
zukünftige Netzbelastung anhand  zweier beispielhafter Verteilnetze  in Baden‐Württemberg  (212). Zur 
Analyse der Gleichzeitigkeit wurde  in diesem Projekt ein  repräsentatives Mobilitätsverhalten  in ein zu 
erwartendes Ladeverhalten überführt. Die Ergebnisse in Abbildung 3‐20 zeigen, dass bei ungesteuertem 
Laden abends  im Durchschnitt bis zu 15 Prozent der Fahrzeuge gleichzeitig  laden. An einzelnen Tagen 









Für  den  Netzbetreiber  ist wichtig,  dass  er  die  Versorgung mit  elektrischer  Energie  auch  bei  hohem 
Leistungsbedarf  der  angeschlossenen  Verbraucher  sicherstellen  kann.  Um  dieses  Ziel  auch  bei  einer 
hohen  Durchdringung  mit  Elektrofahrzeugen  zu  erreichen,  muss  er  entweder  die  Netzkapazität 
ausbauen oder Verbraucher  vom Netz  trennen.  Lastkonzentrationen  aufgrund der  Ladevorgänge  von 
Elektrofahrzeugen treten  in einem Verteilnetz nur für kurze Zeiträume auf. Der Engpass besteht daher 
weniger bei der zu übertragenden Energie (kWh) sondern bei der Maximalleistung (kW). Ein Ausbau der 
Netzkapazitäten  ausgerichtet  an  den  vorhergesagten  Maximalwerten  ist  jedoch  volkswirtschaftlich 
wenig sinnvoll, wenn alternative Lösungen zur Verfügung stehen.  
Eine  Steuerung  der  Ladevorgänge  von  Elektrofahrzeugen  stellt  eine  Möglichkeit  dar, 
Lastkonzentrationen  zu  verhindern  und  somit  Netzengpässe  zu  vermeiden.    Das  Potenzial  für 




einzelne  Ladedauer  größtenteils  sogar  unter  einer  Viertelstunde.  Auch  kumuliert  über  einen 
durchschnittlichen Mobilitätstag entstehen bei dieser Ladeleistung selten Ladedauern, die eine Stunde 
übersteigen. Demgegenüber stehen jedoch Parkdauern von sechs bis acht Stunden am Arbeitsplatz und 
sechs bis achtzehn Stunden  zu Hause. Aus  technischer Sicht können die  Ladevorgänge der Fahrzeuge 
folglich  in  einem  sehr  großen  Zeitfenster  durchgeführt  werden,  ohne  dass  der  Nutzer  durch  die 
Verschiebung  in seinem Mobilitätsbedarf beeinträchtigt wird. Dementsprechend kann eine  intelligente 
Ladesteuerung  das  Laden  der  Fahrzeuge  so  koordinieren,  dass  Spitzenlastzeiten  vermieden  und 












Erneuerbaren  Energien  sowie  die  Auswirkungen  des  massenhaften  Ladeverhaltens  auf  das 
Energiesystem  von  Bedeutung.  Um  kritische  Netzzustände  auszuschließen,  die  Stabilität  der  Netze 
sicherzustellen und  im  gleichen  Zuge möglichst  viel  Energie  aus  erneuerbaren Quellen  für das  Laden 
nutzen zu können, sind genaue und kontinuierlich angepasste Netzzustands‐ und Ladebedarfsprognosen 






Bereits heute  sind deutliche  Lärmemissionsminderungen durch Elektrofahrzeuge  realisierbar. Dies gilt 
besonders  in  verkehrsberuhigten  Innenstadtbereichen.  Lokale  Emissionen  wirken  direkt  am  Ort  der 
Entstehung  oder  in  der  direkten  Umgebung.  Elektrofahrzeuge  verursachen  zwar  lokal  keine 
Luftschadstoffbelastung  in Form von Stickoxiden  (NOx), Kohlenmonoxiden  (CO) oder Schwefeldioxiden 




Bremsabrieb.  Weitere  Luftschadstoffe  werden  durch  Elektrofahrzeuge  nicht  emittiert.  Besonders  in 
Stadtzentren  kann  durch  den  Einsatz  von  Elektrofahrzeugen  die  Luftschadstoffbelastung  reduziert 









Minderungspotenzial  beim  derzeitigen  deutschen  Strommix  auf  ca.  40  Prozent  geschätzt  (214). 
Insgesamt  können  die  direkten  Treibhausgasemissionen  des Verkehrssektors  bei  einem  hohen Anteil 
elektrischer Fahrzeuge bis zum Jahr 2050 um über 80Prozent reduziert werden. Voraussetzung hierfür 
ist  jedoch  ein  zusätzlicher  Ausbau  Erneuerbarer  Energien.  Der  zusätzliche  Bedarf  an  Erneuerbaren 
Energien  (EE)  Kapazitäten  geht  bei  einem  hohen  Anteil  Elektrofahrzeuge  sogar  über  gängige 
Ausbauszenarien  hinaus  (210).  Die  zeitliche  Flexibilität  der  Ladevorgänge  ist  zur  Nutzung  der 
Energieerzeugung aus volatilen Quellen von entscheidender Bedeutung. Abbildung 3‐22 zeigt, dass eine 
geeignete  Steuerung  die  Ladelast  der  Elektrofahrzeuge  an  die  Erzeugung  aus Wind  und  Photovoltaik 
anpassen kann, dadurch wird besonders die direkte Nutzung der Erneuerbaren Energien gesteigert und 
der CO2‐Ausstoß reduziert. 
Abbildung  3‐22.  Ladesteuerung  zur  verbesserten Nutzung  Erneuerbarer  Energien  (EE)  (Quelle: Überarbeitung basierend  auf 
Schuller et. al., 2015 (215)).  
 
Zur Gewährleistung  der  Systemsicherheit wird das  Energiesystem der  Zukunft,  gekennzeichnet durch 
einen hohen Anteil volatiler, Erneuerbarer Energien, weit mehr als bisher auf Informationen und deren 
intelligente Verknüpfung angewiesen sein. Wie dieses Kapitel verdeutlicht, wird diese Entwicklung durch 















Analyse wurde  allerdings durch die  gerade während der Bearbeitungszeit    in  rascher  Folge  erfolgten 




Aus  den  vorherigen  einzelnen  Betrachtungen wird  jedoch  ersichtlich,  dass  sich  die  Bedingungen  zur 
Ausschöpfung  der  Potentiale  nicht  grundlegend  geändert  haben.  Der  Ausbau  von  Anlagen  für 
erneuerbare Energien und KWK‐Anlagen wird inzwischen stärker unter wirtschaftlichen Gesichtspunkten 
gesehen  und  gefördert,  der  zunehmende  Eigenverbrauch  von  selbsterzeugtem  Strom  spiegelt  die 
Attraktivität  dieser  Nutzungsform  sowohl  für  Industrie  wie  für  Privathaushalte  wider.  Auch  das 
Lastmanagement  weist  nach  wie  vor  ein  hohes  Potential  auf,  welches  jedoch  stark  von  den 
Marktanreizen  für  verschiebbare  beziehungsweise  abschaltbare  Lasten  bestimmt  wird.  Da 
Vergütungssätze  und  Preise  für  Energieversorgungsleistungen  hauptsächlich  durch  politische 
Entscheidungen gesteuert werden, sind Prognosen über die wirtschaftlichen Randbedingungen  im Jahr 
2025 schlichtweg nicht seriös machbar.  
Zusammengefasst  erscheinen  die  Ausbauziele  der  Landesregierung  Baden‐Württemberg  bei 
erneuerbaren Energien bis 2020 aus technischer Sicht erreichbar. Wind und Sonnenenenergie sind dabei 
die vorrangigen Energiequellen. Um 2020 eine Windstromproduktion von 6,4 TWh/a zu erreichen, sind 
allerdings  Investitionen  in  1000  bis  1200  große  Windkraftanlagen  von  2,5  bis  3  MW  Leistung  zu 
erbringen,  die  sich  in  Anbetracht  der  knappen  EEG‐Vergütung  kaum  rechnen.  Die  derzeit  in  Baden‐
Württemberg neu genehmigten rund 100 Windkraftanlagen sind im Vergleich dazu, trotz der gewaltigen 
Steigerung  zur Anzahl bestehenden Anlagen,  ein bescheidener Anfang.  Ein weiteres  Problem    ist die 
hohe  Volatilität  der  Windkraft  im  Binnenland,  wo  in  der  Regel  der  Wind  nach  Sonnenuntergang 
einschläft.  Es  erscheint  daher  wirtschaftlich  sinnvoller,  in  Offshore‐Windkraftanlagen  in  Nord‐  und 
Ostsee  oder  im  ertragreichen  norddeutschen  Flachland  onshore  zu  investieren.  Solche  Investitionen 
können  bilanziell  im Windenergie‐Ausbau  Baden‐Württembergs  berücksichtigt werden, wenn  es  sich 
beispielsweise  um  baden‐württembergische  Investitionen  handelt. Über  solche  Kapitalverknüpfungen 
kann  derzeit  keine  verlässliche  Aussage  getroffen werden,  da  es  sich  auch  um  privatwirtschaftliches 
Engagement  handelt.  Eine  genauere  Aussage,  ob  das  tatsächliche  Potenzial  an  Windkraft  und  die 
Ausbauziele  der  Landesregierung  kompatibel  sind,  wird  von  solchen  Systemgrenzen  und  deren 
allgemeiner Akzeptanz bestimmt.    
Das  technische Potenzial  von Photovoltaikanlagen  ist weit höher  als das Ausbauziel  von  7  TWh/a,  in 
2020,  sofern  sämtliche  geeignete  Dachflächen,  Fassadenflächen  und  zugelassene  Freiflächen  in  BW 







ohne  Subventionen  rechnen.  Im  Privathaushalt  stehen  die  heute  angebotenen  PV‐Anlagen  mit 
Batteriespeicher  im  Vergleich  zu  25  ct/kWh  Strombezugskosten  bereits  an  der  Grenze  zur 
Wirtschaftlichkeit. Mit  steigenden Strompreisen wird daher  zusätzlich mit einer marktwirtschaftlichen 
Entwicklung des PV‐Ausbaus gerechnet, etwa als Tagesspeicher oder Wochenspeicher im Sommer. 2014 
wurde  bereits  ein  sprunghafter  Anstieg  des  Anteils  von  PV‐Anlagen  mit  Batterie  auf  3,3  Prozent 
beobachtet. Ein weiterer Anreiz für solche PV‐Anlagen mit Batteriespeicher ist eine unterbrechungsfreie 
Stromversorgung im Fall unzuverlässiger Netze. Wegen der geringeren Strombezugskosten bei größeren 
Abnehmern  sind  PV‐Anlagen  mit  Batteriespeicher  für  Unternehmen  dagegen  vorerst  noch  nicht 
rentabel. 
Das Ausbauziel der Biomasseverstromung  von 4,9  TWh/a  in BW  in 2020  erscheint  in Anbetracht der 
bereits  vorhandenen  Stromproduktion  von  4 TWh/a  in  2014  zwar  unproblematisch.  Die 
Stromgestehungskosten  von  17  ct/kWh  von  Biogasanlagen  und  von  24  ct/kWh  von  Biomasse‐
Heizkraftwerken, die sich auf Grund hoher Betriebskosten kaum senken lassen, sind nach Auslaufen der 
EEG Förderung allerdings nicht mehr  finanzierbar,  so dass   nach 2020 bis 2025 mit einem deutlichen 
Rückgang der Biomasseverstromung zu rechnen ist.  
Wegen hoher Investitionskosten und geringer Akzeptanz geothermischer Kraftwerke in BW wird in den 
nächsten  10  Jahren  noch  wenig  Bedeutung  der  Geothermie  für  die  Stromproduktion  erwartet.  
Allerdings  sollte  das  Potenzial  der Geothermie  für  die  direkte Nutzung  als Wärmeenergie  in  Zukunft 
nicht übersehen werden.  
Die  Kraft‐Wärme‐Kopplung  ist  derzeit  eine wirtschaftliche  Lösung  für  den  Eigenverbrauch  vor  allem 
größerer Unternehmen. Die Stromgestehungskosten liegen dort aus betriebswirtschaftlicher Sicht schon 







hocheffizienten  KWK‐Anlagen  durch  die  Netzbetreiber  vorgesehen.  Damit  wird  dieses  Gesetz  dem 
weiteren  KWK‐Ausbau  auch  im  Hinblick  auf  die  Förderung  von  effizienten  und  klimavorteilhaften 
Technologien Vorschub leisten. 
Die Nachfragesteuerung durch  abschaltbare und  verschiebbare  Lasten wird  an Bedeutung  gewinnen, 
wenn die Marktpreise hierfür entsprechende Anreize setzen. Feldversuche in BW haben gezeigt, dass in 
Privathaushalten  6  bis  8  Prozent  des  Spitzenlastverbrauchs  in  Zeiten  höherer  Stromproduktion  aus 
erneuerbaren Energien verlagert werden kann. Eine Studie zum Lastmanagement in Industriebetrieben 
in Süddeutschland ergab eine potentielle Lastverschiebung von bis zu 4 Prozent der Spitzenlast. Dieser 
Beitrag  zur  Netzentlastung  erscheint  zwar  gering,  ist  aber  bei  der  Kappung  von  Spitzenverbräuchen 









Die  Erschließung  von  Effizienz‐  und  Energieeinsparpotenzialen wird  im  energiepolitischen Diskurs  als 
eine der notwendigen Voraussetzungen anerkannt, um die Energiewende zum Erfolg zu führen. Im Kern 
sieht  die  Bundesregierung  in  den  Erneuerbaren  Energien  und  der  Energieeffizienz  „die  günstigsten 








Die  Neuformulierung  der  klima‐  und  energiepolitischen  Ziele  auf  europäischer  Ebene  erfolgte  im 
Oktober 2014 mit dem Beschluss des Europäischen Rates  (3). Bezogen auf die Energieeffizienz wurde 
eine  Reduktion  des  (Primär‐)Energieverbrauchs  bis  2030  um  27  Prozent  gegenüber  einer 





überprüft  wird,  mit  der  Option,  es  auf  30  Prozent  anzuheben.  Darüber  hinaus  werden  weitere 
Maßnahmen  im Bereich der Gebäudesanierung vorgeschlagen. So  legt sich die EU z.B. darauf fest, den 
eigenen  Gebäudebestand  in  den  kommenden  Jahren  mit  einer  Sanierungsrate  von  drei  Prozent 






um  49Prozent  bis  2050  fest  (Abbildung  4‐2),  also  einer  Halbierung  seit  dem  Bezugsjahr  2010.  Die 
abgeleiteten Ziele basieren auf dem „Gutachten zur Vorbereitung eines Klimaschutzgesetzes für Baden‐
Württemberg“  (44)  des  ZSW.  Die  Landesregierung  bescheinigt,  dass  für  eine  solche  tiefgreifende 

















Gerade  im  Bereich  der  Wärmebereitstellung  für  Gebäude  sieht  die  Landesregierung  große 
Handlungsmöglichkeiten.  Für  2020  sieht  sie  eine  Reduzierung  des  Endenergieverbrauchs  zur 
Wärmebereitstellung  von  22  Prozent  als  realistisch  an,  was  sich  bis  2050  auf  64  Prozent  steigert. 
Technologisch  setzt  sie  u.a.  auf  den  Einsatz  von Wärmepumpen  und  der  Kraft‐Wärme‐Kopplung  zur 
Wärmebereitstellung. Die  Zielsetzungen  im  IEKK werden  flankiert  von  einem  Katalog  von mehr  oder 
weniger präzise gesetzten Maßnahmen, die im Abschnitt 4.2 erläutert werden.  
Auf Bundesebene bildet der NAPE  (30) die aktuelle Zusammenfassung der Ziele und Maßnahmen  für 
den Bereich  der  Energieeffizienz.  Eine  erste  Einführung  findet  sich  in  Kapitel  2.1.2 Bundesebene. Als 
Eckpfeiler  werden  das  Voranbringen  der  Energieeffizienz  im  Gebäudebereich,  die  Etablierung  der 
Energieeffizienz  als  Rendite‐  und  Geschäftsmodell  und  die  Erhöhung  der  Eigenverantwortlichkeit  für 
Energieeffizienz gesetzt. Mit besonderem Blick auf die Sanierung von Gebäuden wurde  im Dezember 
2014  das  Papier  „Sanierungsbedarf  im Gebäudebestand“  veröffentlicht  (31), welchem  bis November 




Die  Energieeffizienzsituation  wird  durch  eine  Reihe  von  Kennzahlen  und  Indikatoren  wie  den 
Primärenergieverbrauch  oder  die  Energieproduktivität  charakterisiert.  Grundlage  dafür  bieten 
vornehmlich  die  statistischen  Daten  der  AGEB,  des  Statistischen  Bundesamtes  und  des  Statistischen 




Dienstleistungen  (GHD)  und  Haushalte werden  spezifische  Kennzahlen wie  die  Bruttowertschöpfung 
oder  die  Anzahl  der  Haushalte  herangezogen.  Die  Vorgehensweise  in  dieser  Studie  folgt  damit  den 
Betrachtungen  der  AGEB  zur  Energieeffizienz  (217),  dem  Ersten  Fortschrittsbericht  (218)  des 




in  der  Betrachtung möglichst  langer  Zeitreihen  spannende  Entwicklungen  offenbaren.  Vor  allem  die 
Interpretation  der  Wirkzusammenhänge  wird  durch  die  Indikatoren  oft  nicht  deutlich.  Statistische 
Effekte  sowie  z.B.  sich  ändernde  Zusammensetzungen wie beim  Strommix über die  Zeitreihe hinweg 
erschweren die Ableitung von Aussagen. Im Folgenden werden die Kennzahlen Primärenergieverbrauch, 







Abbildung  4‐3  zeigt  die  Entwicklung  des  Primär‐  und  des  Endenergieverbrauchs  des  Landes  Baden‐
Württemberg. In den Jahren bis 2006 ist ein Aufwärtstrend zu erkennen, der darauf folgend umgekehrt 





offenbaren  (220). So  lag der Primärenergieverbrauch von Deutschland  im  Jahr 2014 bei 13.077 PJ und 
damit  ca.  4,7  Prozent  niedriger  als  2013.  Im  Jahresbericht  der  AGEB  für  2014  findet  sich  eine 




bekommen,  empfiehlt  sich  deswegen  ein  Blick  auf  die  temperaturbereinigten  Verbräuche.  Für  die 
Ermittlung dieser Werte wird eine Temperaturkurve für 2014 wie im langjährigen Mittel angenommen. 
Die resultierende Reduzierung des Primärenergieverbrauchs beträgt dann immer noch ca. ein Prozent. 
Verglichen  mit  2013  weist  das  Jahr  2014  eine  positive  wirtschaftliche  Entwicklung  auf,  das 
Bruttoinlandsprodukt wuchs im Zeitraum um ca. 1,6 Prozent. Diese Steigerung macht trotzdem nicht die 
Reduktion  des  Primärenergieverbrauchs  zunichte.  Abbildung  4‐4  zeigt  den  temperatur‐  und 
lagerstandbereinigten Primärenergieverbrauch, das Bruttoinlandsprodukt und die Energieproduktivität, 













Forderung  aller  politischen  Ebenen  von  der  Entkopplung  des  Wirtschaftswachstums  vom 
Energieverbrauch  ist damit erfüllt. Die Studie zu den aktuellen Effizienzindikatoren Deutschlands 2014 
(217)  diskutiert  die  Einflussfaktoren  auf  die  oben  gezeigte  Energieproduktivität,  die  aus  dem 
Primärenergieverbrauch  ermittelt wird.  So  ist  zu  beachten,  dass  Effizienzsteigerungen  durch  bessere 
Umwandlungspfade  in  der  Energiegewinnung  beispielsweise  durch  eine  Erhöhung  der 
Brennstoffausnutzung  oder  eines  vermehrten  Einsatzes  der  technisch  effizienteren  Kraft‐Wärme‐
Kopplung  einen  positiven  Beitrag  zur  gesamtwirtschaftlichen  Produktivitätssteigerung  bringen. 
Allerdings  wirkt  sich  ebenso  eine  Verschiebung  des  Energiemix  aus,  da  nach  der  angewandten 
Wirkungsgradmethode  die  den  Vorzug  erhaltenden  Erneuerbaren  Energien  per  Definition  einen 
Wirkungsgrad von 100 Prozent zugeordnet bekommen und die Kernenergie einen Wirkungsgrad von 33 
Prozent.  
Die  Enderdenergieverbräuche  und  die  daraus  ableitbaren  Energieproduktivitäten  der  einzelnen 
Wirtschaftssektoren (217) Deutschlands zeigen im langjährigen Mittel jeweils leichte Verbesserungen in 
der  Effizienz  (Industrie:  ‐1,6  Prozent  (ab  1991),  GHD:  ‐2,5  Prozent  (ab  1990),  HH:  ‐1,6  Prozent 
temperaturbereinigt  (ab 1990), Verkehr:  ‐1,7 Prozent  (ab 1990)). Über  alle  Sektoren hinweg  liegt die 
Produktivitätssteigerung  im  Endenergieverbrauch  bei  1,7  Prozent  p.a..  Ein  tendenziell  ähnliches  Bild 
zeichnet sich für Baden‐Württemberg ab (219). 
Der  Vergleich  der  beobachteten  Entwicklungen mit  den  Zielsetzungen  der  Bundesregierung  für  den 
Primärenergieverbrauch und der Landesregierung für den Endenergieverbrauch  (Abbildung 4‐1)  lassen 
Zielverfehlungen  bezüglich  der  Reduktionsziele  für  2020  vermuten.  Zu  diesem  Schluss  kommt  die 
Expertenkommission  in  ihrer  Stellungnahme  zum  Ersten  Fortschrittsbericht  der  Bundesregierung  zur 
Energiewende (221). Der Primärenergieverbrauch müsste sich demnach in den verbleibenden Jahren bis 
2020 noch um ca. 1500 PJ verringern. Auch die angestrebte Steigerung der Endenergieproduktivität um 
jährlich  2,1  Prozent  erscheint  unwahrscheinlich  bei  einem  langjährigen  Durchschnittswert  von 
1,7 Prozent  p.a.  (217).  Auch  im  Gutachten  des  ZSW  (44)  wird  eingeräumt,  dass  eine  enorme 






2013  zu  reduzieren, wobei er  sich  im Zeitraum von 2010 bis 2013  (Abbildung 4‐3)  lediglich um 10 PJ 
verringert hat. Diese starke Reduktion müsste sich  in den Folgejahren fortsetzen, um das Ziel für 2050 
erreichen zu können. Ein Mittel zur deutlichen Senkung der Verbräuche können die 2014  in Bund und 





Entwicklung  von  Szenarien  zum  Strommix  und  der  zur  Deckung  notwendigen  Stromproduktion  für 
Baden‐Württemberg, wie sie  in Kapitel 5 aufgestellt werden. Bereits  in Kapitel 2.2 wurde die bisherige 
Entwicklung  des  Bruttostromverbrauchs  in  Baden‐Württemberg,  die  sektorale  Aufteilung  des 
Stromverbrauchs sowie die Stromintensität ausführlich diskutiert. Als Basis für die weiteren Prognosen 




2010  und  somit  vor  dem  beschlossenen  beschleunigten Ausstieg  aus  der  Kernenergie.  Je  länger  der 
Energiewendeprozess  im Gange  ist,  desto  stärker werden  die Möglichkeiten  der  Transformation  des 
Energiesystems  deutlich.  Die  Gutachter  des  ZSW  rechtfertigen  das  unterschiedliche  Tempo  bei  der 
Reduktion  des  Bruttostromverbrauchs  mit  einem  auch  in  Zukunft  zu  erwartenden,  höheren 
Wirtschaftswachstum  in  Baden‐Württemberg  und  der  schon  in  einem  stärkeren  Maße  erreichten 











In  der Vorgängerstudie  aus  dem  Jahr  2012 wurde  für  den Bruttostromverbrauch  eine Basisannahme 
getroffen,  die  sich  an  den  Zielen  orientiert,  die  die  Vorgängerregierung  im  Jahr  2011  in  ihrem 
„Klimaschutzkonzept  2020Plus“  (222)  formuliert  hat.  In  diesem  Konzept wird  von  einem  konstanten 




Betrachtet  man  die  vom  Statistischen  Landesamt  veröffentlichten  realen  Daten  des 
Bruttostromverbrauchs der Jahre 2005 bis 2010 und damit bis zum Bezugsjahr der Vorgängerstudie, ist 
die Übernahme dieser Annahme für die weiteren Prognosen gerechtfertigt. Dies wird auch in Abbildung 
4‐6  deutlich,  in  der  der  Bruttostromverbrauch  dargestellt  und  in  einer  roten  Linie  die  damalige 
Basisannahme eingetragen ist. 
Ebenfalls  illustriert –  in grüner Linie –  ist  in dieser Abbildung 4‐6 der von der Landesregierung  im  IEKK 
unterstellte Bruttostromverbrauch, der auf die Berechnungen des Energieszenarios 2050  im Gutachten 
des  ZSW  (223)  aus dem  Jahr 2012  zurückgeht.  Ebenfalls  ausgehend  vom Bezugsjahr 2010 mit  einem 
Jahresbruttostromverbrauch  von  81,4 TWh  wird  dort  ein  Rückgang  auf  79,4 TWh  im  Jahr  2015, 
77,0 TWh  in  2020  und  75,6 TWh  in  2025  als  Zieljahr  dieser  Studie  erwartet.  Ein  Vergleich  mit  den 
inzwischen  vom  Statistischen  Landesamt  vorliegenden Daten  für  den Bruttostromverbrauch  bis  2013 
zeigt, dass für die Jahre 2011 bis 2013 die  interpolierten Ziele durch den realen Bruttostromverbrauch 
deutlich  unterschritten  wurden.  Auch  für  das  Jahr  2014,  für  das  eine  „erste  Abschätzung“  des 
Umweltministeriums  und  des  ZSW  vorliegt  (133)  und  die  in  getrennter Markierung  ebenfalls  in  der 
Grafik  dargestellt  ist, werden  die Verbrauchsziele mehr  als  erreicht.  Einen wirklichen  Trend  an  einer 
Statistik über wenige  Jahre  festzustellen  ist nicht möglich, doch wird deutlich, dass die  angestrebten 






Strommixes  abweichend  von  der  Vorgängerstudie  nicht  mehr  an  den  Zielen  aus  dem 
Klimaschutzkonzept  2020plus,  sondern  an  den  Zielen,  wie  sie  im  Energieszenario  2050  (43)  (223) 
formuliert sind. Demnach werden bis zum Jahr 2013 die vom Statistischen Landesamt ermittelten realen 
Verbrauchsdaten  zur  Grundlage  genommen  und  für  die  folgenden  Jahre  die  oben  beschriebenen 
Zielwerte für die Betrachtungsjahre 2020 und 2025 unterstellt. Das Demnach wird für das Jahr 2020 ein 
Verbrauch von 77,0 TWh und  im Jahr 2025 von 75,6 TWh unterstellt, wobei für die Jahre von 2014 bis 
2019  sowie  zwischen den  angegebenen  Eckdaten die  erwarteten Verbrauchswerte  linear  interpoliert 
wurden.  Somit wurde  abweichend  vom  Energieszenario  2050  der Wert  für  2015  nicht  aus  der  ZSW‐
Prognose  übernommen,  sondern  ebenfalls  aus  der  Interpolation  zwischen  dem  realen  Verbrauch  in 
2013 und dem erwarteten Verbrauch in 2020 ermittelt. 
Allerdings bleibt auch hier zu konstatieren, dass der Abwärtstrend beibehalten werden muss, um auch 




















Das  IEKK (43) von 2014  listet  in Summe 108 Maßnahmen auf, die der Zielerreichung dienen sollen. Sie 
lassen  sich nach Relevanz  zu  Sektoren  zuordnen oder  aber  in  ihren Handlungsfeldern unterscheiden. 
Eine Vielzahl der Maßnahmen dient der Erhöhung der Energieeffizienz und damit der Zielerreichung der 
Effizienzziele  der  Landesregierung.  Dabei  sind  die Maßnahmen  teils  schon  explizit  ausformuliert,  oft 
jedoch unkonkreter gehalten als z.B. der Maßnahmenkatalog der Bundesregierung zur Energieeffizienz 
im  NAPE  (30).  Die  Landesregierung  konkretisiert  ihre  Maßnahmen  im  Laufe  der  Umsetzung  in  den 
kommenden  Jahren.  Die  Betrachtung  im  ersten  „Klimaschutz  Monitoring  Kurzbericht“  (48)  der 
Landesregierung  bilanziert  erste  Fortschritte  bei  der  Umsetzung  des  IEKK  und  diskutiert  u.a.  das 
Zusammenwirken der Maßnahmen auf europäischer, bundesdeutscher und landespolitischer Ebene. Im 
besten Fall und bei kongruenten Zielen ergänzen sich Maßnahmen und wirken in dieselbe Richtung. Der 
Kurzbericht  benennt  klar,  dass  z.B.  für  die  Ziele  der  Treibhausgasminderung  die  landespolitischen 
Maßnahmen für das Erreichen der ersten Etappenziele bis 2020 nicht ausreichen werden und dass erst 
ein Zusammenspiel mit bundesdeutschen Maßnahmen zum Erfolg führen kann.  
Im  Folgenden  werden  exemplarisch  einige  wichtige  Maßnahmen  des  IEKK  zur  Erhöhung  der 
Energieeffizienz aufgezeigt: 
 M16 Energiefinanzierung Mittelstand: Das Programm, das bereits seit 2012 läuft, richtet sich an 
gewerbliche  Unternehmen.  Es  handelt  sich  um  ein  Finanzierungsprogramm  der  L‐Bank,  das 
Investitionsmaßnahmen zur effizienten Energieerzeugung und ‐verwendung sowie Neubau und 
Sanierung  von  Betriebsgebäuden  finanziert.  Da  das  Programm  einen  positiven  Verlauf  hat, 
wurde 2014 eine Erhöhung der Darlehenssumme seitens der Landesregierung beschlossen. 
 
 M17  Contracting‐Offensive:  Contracting  meint  eine  energiebezogene  Dienstleistung,  die  die 
Finanzierung,  die  Errichtung  oder  den  Betrieb  von  Energieanlagen  zum  Ziel  hat. Das  Ziel  der 
Landesregierung mit  dieser Offensive  ist  die  Information,  der Abbau  von Hemmnissen  sowie 
eine Ankurbelung des Contracting Marktes. Nach einer ersten Phase seit Beginn des Programms 
2012  sollen nun  folgende  Punkte  in Angriff  genommen werden:  Erstens  Erstellen  einer Best‐
Practice‐Broschüre  zu  erfolgreich  umgesetzten  Contracting‐Projekten,  zweitens  Überprüfung 
des  kommunalaufsichtlichen Genehmigungsverfahrens, drittens Überlegungen  zur  Einrichtung 





quantifizieren und  ausschöpfen  können. 2014 wurde eine wissenschaftliche  Studie  in Auftrag 
gegeben, die Hinweise erbringen  soll  auf die  zukünftige Gestaltung möglicher Anreize  für die 
Verbraucher  sowie  die  notwendigen  gesetzlichen  Rahmenbedingungen  und  politischen 
Handlungsfelder. 
 










im  Mittelpunkt  dieser  Maßnahmen.  Zunächst  würde  mit  M59  eine  Potenzial‐Analyse 
durchgeführt werden. M60  hat  zum  Ziel, Marktmodelle  für  die  Einspeisung  dieser Wärme  in 
Wärmenetze zu entwickeln. Gesamtwirtschaftlich betrachtet  ist es spannend und naheliegend, 
diese  Wärmepotenziale  nutzen  zu  wollen,  die  jedoch  nur  aufgebaut  werden,  wenn  sie  für 
Einspeiser  und  Netzbetreiber  rentabel  werden.  Diese  Maßnahmen  werden  laut 
Übersichtstabelle in (48) erst in der nächsten Legislaturperiode umgesetzt.  
 
Im  IEKK  wie  auch  im  ersten  Kurzbericht  des  landesweiten  Monitoringprozesses  findet  keine 
Verknüpfung quantitativer Art zwischen den Maßnahmen und den zu erwartenden Auswirkungen z.B. 
Reduktion der  Treibhausgasemissionen oder des  Energieverbrauchs oder  auch wirtschaftliche  Effekte 
statt. Über die  aktualisierte Betrachtung der  Ziele wie die Treibhausgasemissionen werden  allerdings 
Abschätzungen  über  die  mögliche  Zielerreichung  und  Verfehlung  für  die  ersten  Zwischenziele  2020 
vollzogen.  Leider  fehlen  diese  Abschätzungen  noch  gänzlich  für  die  Entwicklung  des 
Bruttostromverbrauchs  oder  der  Energieverbräuche,  was  dem  kurzen  Berichtszeitraum  zwischen 
Veröffentlichung des  IEKK und dem Monitoringbericht zuzuschreiben  ist. Für den Monitoringbericht  in 
2016 wird eine Bilanzierung der Effektivität der Maßnahmen angekündigt. 
Verschiedene Veröffentlichungen haben sich in den letzten Jahren mit der Bilanzierung von Maßnahmen 
im  energie‐  und  klimapolitischen  Bereich  beschäftigt.  Eine  qualitative  Beschreibung  liefert  z.B.  der 
Branchenmonitor Energieeffizienz 2015 (224). Einen quantitativen Ansatz verfolgt die Projektgruppe des 
Fraunhofer  ISI  mit  der  „Kosten‐/Nutzen‐Analyse  von  Instrumenten  zur  Realisierung  von 
Endenergieeinsparungen  in Deutschland“  (225)  und  dem  Vorgängerprojekt  (226).  Besonders mit  der 
quantitativen Bewertung  in  diesen  Studien  können  die  jährlichen  Einsparpotenziale  und  die  addierte 
Energieeinsparung  für  ein  bestimmtes  Zieljahr  ermittelt  werden.  Ein  Ergebnis  der  Kosten‐/Nutzen‐
Analyse  (226)  von Effizienzmaßnahmen  ist, dass besonders Maßnahmen  für den Gebäudesektor eine 
hohe Wirksamkeit  für  die  gesamtwirtschaftliche  Energieeffizienz  haben.  2014 wurden  die  geplanten 
Maßnahmen des NAPE  einer  Kosten‐/Nutzen‐Analyse unterzogen  (227) und  lassen  so prinzipiell  eine 
frühzeitige  Prognose  und  ein Nachsteuern  der  politischen Maßnahmen  zu. Die  existierenden  und  im 
NAPE  beschlossenen  Maßnahmen  werden  im  Betrachtungszeitraum  bis  2020  z.B.  nicht  die  Lücke 
zwischen Primärenergieverbrauch und dem  zugehörigen Zielwert  schließen. Dieses Ergebnis  lässt  sich 
der  quantitativen  Analyse  (227)  entnehmen.  Allerdings  verpasst  es  die  Bundesregierung  im  NAPE 
klarzustellen, welche  zusätzlichen Maßnahmen  ergriffen werden,  um  diese  Lücke  zu  schließen  (221). 









Auf  der  Grundlage  der  Untersuchungen  aus  den  vorherigen  Kapiteln  zum  Ist‐Zustand  der 









Nach  der  Betrachtung  der  grundlegenden  Annahmen  zur  Entwicklung  der  konventionellen 





In  Baden‐Württemberg  existiert  ein  Kraftwerkspark  zur  grundlastfähigen  Stromerzeugung,  der  über 
diverse  konventionelle  Energieträger  betrieben wird. Diese Darstellung  betrachtet  als  konventionelle 
Kraftwerke  diejenigen,  die  mit  den  Brennstoffen  Uran,  Steinkohle,  Erdgas  und  Mineralölprodukte 
betrieben  werden.  Ebenso  werden  gemäß  den  Definitionen  des  Statistischen  Landesamts  Baden‐
Württemberg (54) Pumpspeicherkraftwerke ohne natürlichen Zufluss nicht unter Erneuerbarer Energie 
geführt  und  hier  ebenfalls  als  konventionelle  Stromerzeugungskapazitäten  betrachtet.  In  späteren 
Auswertungen  etwa  der  Lastendeckung  erfahren  die  Pumpspeicherkraftwerke  aufgrund  ihres 
besonderen Charakters als Speicher eine gesonderte Behandlung. Die Stromerzeugung aus Kraftwerken 
zur  Verwertung  von  nichtbiogenem Abfall wird  statistisch  zu  50  Prozent  den  Erneuerbaren  Energien 
zugerechnet  (54).  In  der  folgenden  Darstellung  der  Kapazitäten  wird  jedoch  auf  diese  Trennung 
verzichtet, da es sich zum einen um vergleichsweise geringe Kapazitäten handelt und zum anderen diese 




Abschnitt werden  im  ersten  Teil  die  bisherigen  und  zukünftigen  Entwicklungen  der  konventionellen 


















nach  den  Ereignissen  im  japanischen  Kernkraftwerk  Fukushima‐Daiichi  im  Jahr  2011  (siehe  Kap.2.1) 
nahezu eindeutig vorhersehbar. Zu Beginn des Jahres 2011 waren in Baden‐Württemberg vier Reaktoren 
mit einer Gesamtkapazität von knapp 4,4 GW  installierter Leistung  in Betrieb. Seit dem Abschalten der 
Reaktoren  Philippsburg  1  (890 MW)  und  Neckarwestheim  II  (785 MW)  nach  dem  Moratorium  2011 
laufen an beiden Standorten die  jeweils  jüngeren Reaktoren mit einer Gesamtleistung von ca. 2,7 GW, 
bis  im  Jahr  2019  der  Reaktor  Philippsburg  2  mit  ca.  1,4 GW  und  schließlich  2022  die  Anlage 
Neckarwestheim  II  mit  ca.  1,3 GW  vom  Netz  genommen  wird.  Diese  Entwicklung  zeichnet  sich 
unverändert zur Betrachtung in der Studie 2012 ab. 
Kraftwerke, die als Hauptbrennstoff Steinkohle verwenden, tragen spätestens seit der Abschaltung der 
ersten  Kernreaktoren  die  Hauptlast  der  Stromerzeugung  in  Baden‐Württemberg.  In  diesem  Bereich 
wurden in den letzten Jahren auch diverse neue Anlagen in Betrieb genommen, Altanlagen aufgegeben 
oder modernisiert und es sind weitere Investitionen geplant. Im Jahr 2010 waren in Baden‐Württemberg 
Steinkohlekraftwerke  mit  einer  elektrischen  Leistung  von  knapp  4,3 GW  in  Betrieb.  Neben  dem 
Kraftwerk der Papierfabrik Albbruck mit 28 MW, das nach der Stilllegung des Produktionswerks im Jahr 
2012  vom  Netz  genommen  wurde,  wurden  im  Jahr  2014  die  Blöcke  WAL 1  und  2  des  Kraftwerks 
Walheim mit insgesamt ca. 240 MW außer Betrieb genommen. Eine endgültige Stilllegung wurde jedoch 
zu diesem Zeitpunkt verweigert, weshalb diese Kraftwerke bis mindestens 2016 in die Reserve überführt 
wurden  (230)  (231).  Gleiches  gilt  für  die  Blöcke  HLB 5  und  6  des  Heizkraftwerks  Heilbronn,  die 
zusammen  auf  etwa  250 MW  elektrische  Leistung  kommen  und  im  Jahr  2015  als  Reservekraftwerke 
fungieren (230) (232). Dagegen wurde im Jahr 2014 der Block 8 (RDK 8) des Rheinhafendampfkraftwerks 




einem  bilanziellen  Leistungsaufwuchs  von  knapp  440 MW  durch GKM 9  führt. Der  für  das  Jahr  2018 
geplante  Ersatz  des  ca. 22 MW‐Steinkohle‐Blocks  im  Heizkraftwerk  Stuttgart‐Gaisburg  durch  eine 







95 MW  erhöht  und  damit  einen  deutlich  größeren  Teil  des  Stromverbrauchs  im  Daimler‐Hauptwerk 





10 MW  im  Jahr 2011  in Betrieb. Dagegen wurden die Blöcke 1 und 2 des  Freudenberg‐Kraftwerks  in 
Weinheim  im  Jahr  2013  und  der  Block GAI GT 13  des Heizkraftwerks  Stuttgart‐Gaisburg  in  2014 mit 
insgesamt ca. 97 MW Leistung endgültig stillgelegt. Zudem erwartet die Bundesnetzagentur für die Jahre 
2015‐2017 die Stilllegung der Gaskesselanlage des Heizkraftwerks Pforzheim mit ca. 11 MW (57).  
Kraftwerke  mit  Mineralölprodukten  als  Hauptbrennstoff  stellten  im  Jahr  2010  noch  etwa  700 MW 
installierte Leistung zur Verfügung. Durch die Abschaltung der drei Blöcke MAR II GT, MAR III GT (solo) 
und MAR III DT des Dampfkraftwerks Marbach  am Neckar  im  Jahr  2014  reduzierte  sich  diese  auf  ca. 
275 MW. Nach einer Entscheidung der Bundesnetzagentur müssen  jedoch auch diese Kapazitäten als 
Reservekraftwerke  bis  mindestens  2016  betriebsbereit  gehalten  werden  (230)  (231). 














Stromerzeugung,  und  so  sind  im  Jahr  2015  über  1,8 GW  elektrischer  Leistung  in 
Pumpspeicherkraftwerken  installiert.  Da  es  sich  bei  diesen  Kraftwerken  um  einen  Komplex  mit 
weitreichenden  Eingriffen  in  die  natürliche  Umgebung  handelt,  gibt  es  in  diesem  Segment  keine 









Die  quantitativen  Analysen  der  konventionellen  Stromerzeugungskapazitäten  basieren  auf  der 
Kraftwerksliste  der Bundesnetzagentur mit  Stand  vom  01.  Juni  2015  (60).  In  dieser  sind  Erzeugungs‐
Anlagen mit einer Netto‐Nennleistung von  ≥ 10 MW einzeln aufgeführt, während kleinere Anlagen  in 











und  Export  angenommen.  Somit  werden  im  Weiteren  nur  die  Kraftwerke  betrachtet,  die  in  der 
Kraftwerksliste  dem  Bundesland  Baden‐Württemberg  zugeordnet  sind.  Die  Kraftwerke  anderer 
Bundesländer werden ebenso nicht einbezogen wie diejenigen, die  in angrenzenden Staaten  installiert 




Die  Kraftwerksliste  klassifiziert  die  Erzeugungsanlagen  nach  Energieträgern.  Gerade  moderne 
Kraftwerke  nutzen  oft  eine  Kombination  mehrerer  Energieträger,  weshalb  in  diesem  Fall  ein 
Hauptbrennstoff sowie gegebenenfalls Zusatz‐ und Ersatzbrennstoffe aufgeführt sind. Um dennoch eine 
eindeutige  Zuordnung  für  statistische  Auswertungen  zu  ermöglichen,  gibt  die  Kraftwerksliste  hierfür 
eigens  eine  eindeutige  Einteilung  für  jede  Anlage  an, worauf  auch  die  Klasseneinteilungen  der  hier 




Analyse der mit der  installierten Leistung  tatsächlich erreichten Stromerzeugung und  ist essentiell zur 
Betrachtung  der  Kraftwerksauslastung  als  Basis  für  die  Prognose  der  zukünftigen  Stromerzeugung 
anhand der Entwicklung der Kapazitäten. 





für  die  folgende  quantitative  Analyse  in  der  Regel  für  den  Zeitraum  jeweils  eines  gesamten  Jahres 
angenommen. Somit werden Inbetriebnahmen  in einem bestimmten Jahr diesem Jahr zugerechnet, da 
diese mit hoher Wahrscheinlichkeit im Laufe des Jahres und nicht automatisch zum Jahresende geschah. 
Gleiches  gilt  für  Außerbetriebnahmen,  die  aus  gleichem  Grund  ebenfalls  dem  angegebenen  Jahr 
zugerechnet werden. Hieraus ergibt sich ein Effekt, die zu  leichten Unsicherheiten führt: In einem Jahr 
mit  In‐  und  Außerbetriebnahmen  werden  die  Kraftwerkskapazitäten  aufgrund  der  Zurechnung  zum 
jeweiligen  In‐ und Außerbetriebnahmejahr  in der Regel systematisch überschätzt und bestenfalls exakt 
betrachtet,  nie  jedoch  systematisch  unterschätzt.  Diese  Unsicherheit  ist  jedoch  bezogen  auf  die 
Gesamtkapazität  innerhalb der  Erzeugungsklasse  gering. Wenn  bestimmte  Jahresrandtermine  von  In‐ 
und  Außerbetriebnahmen  bekannt  sind  oder  Korrelationen  zwischen  solchen  Aktionen  bestehen, 
werden  diese  Einzelfälle  in  den  Auswertungen  gesondert  berücksichtigt  und  diskutiert,  um  die 









die  Blöcke 3  und  4  jedoch  letztmalig  im  Jahr  2014  bilanziert.  Damit  wird  der  Fehler  aufgrund  des 
unterjährigen  Wechsels  und  der  Zeitraumbetrachtung  nicht  vollständig  behoben,  jedoch  auf  ein 
tolerables Minimum reduziert, was auf Grund der hohen Kapazitäten der betrachteten Kraftwerksblöcke 
wesentlich  für  die weitere Analyse  ist.  Ein  anderer  Fall  eines  Zubaus  großer  Kapazitäten  und  daraus 
resultierender  Unsicherheiten  in  der  Zeitreihe  betrifft  den  Block  8  des  Rheinhafendampfkraftwerks 
Karlsruhe mit ca. 840 MW  installierter Leistung, der offiziell nach Liste der Bundesnetzagentur  im  Jahr 










kompletten  Nichtberücksichtigung  zu  einer  systematischen  Unterschätzung  der  konventionellen 
Kraftwerkskapazitäten.  Bei  einigen  Energieträgern  summieren  sich  darunter  bedeutende 
Kapazitätsmengen.  So  verteilen  sich  im  Jahr  2015  knapp  2,3 GW  in  kleinen  Erdgas‐Kraftwerken.  Auf 
Mineralölprodukte entfallen bundesweit auch noch 250 MW sowie knapp 400 MW auf sonstige, nicht 
erneuerbare  Energieträger.  Die  Kleinanlagen  für  Steinkohle  sind  dagegen  mit  insgesamt  12 MW  für 
diese Auswertung vernachlässigbar. Um die hierbei entstehende Unsicherheit zu quantifizieren und zu 
diesem  Zweck  die  auf  Baden‐Württemberg  entfallenden  Kapazitäten  abzuschätzen,  wurden  die 
aktuellsten  nach  Energieträgern  und  Bundesländern  getrennten  statistischen  Daten  zur 
Bruttostromerzeugung,  die  vom  Länderarbeitskreis  Energiebilanzen  der  Statistischen  Landesämter 
zusammengestellt  wurden  und  in  ihrer  Qualität  neuestens  aus  dem  Jahr  2012  vorliegen  (237),  als 
Referenz  herangezogen.  Der  Prozentsatz  an  der  deutschen  Gesamt‐Stromproduktion,  der  in  der 
jeweiligen Sparte aus Baden‐Württemberg registriert wurde, dient zur Berechnung und Verteilung des 
Anteils  der  Kleinanlagen,  der  für  Baden‐Württemberg  angenommen  wird.  Nach  dieser  Abschätzung 
entfallen  von den  2015  für Deutschland  zusammengefassten  Kleinanlagen  installierte  Leistungen  von 
etwa 77,8 MW  im Bereich Erdgas, 10,4 MW  für Mineralölprodukte und 43,7 MW auf Stromerzeugung 
mit  sonstigen  Energieträgern  auf  Anlagen  in  Baden‐Württemberg.  Das  erhöht  die  Kapazitäten  für 
Erdgaskraftwerke  um  7,4 Prozent  und  für Mineralölkraftwerke  um  etwa  1,5  Prozent.  Die  „sonstigen 
nicht  erneuerbaren  Energieträger“,  die  man  der  Kategorie  „Abfall“  zuordnen  kann,  erhöhen  diese 
Kapazität um 44,5 Prozent. Bei dieser Kategorie handelt es sich jedoch um die relativ betrachtet kleinste 
mit  einer  gesamten  installierten  Leistung  von  ca.  100 MW.  Insgesamt  kann  man  durch  diese 
Überlegungen von Kleinkraftwerkskapazitäten über alle Energieträgerarten von unter 250 MW  im  Jahr 
2015  ausgehen,  was  einem  Anteil  von  unter  3  Prozent  der  gesamten  konventionellen 
Erzeugungskapazitäten (ohne Kernenergie) im Land entspricht.  
Konventionelle Erzeugungskapazitäten 
Insgesamt  waren  im  Jahr  2015  in  Baden‐Württemberg  ca.  11,42 GW  an  regulärer  konventioneller 
elektrischer  Kraftwerksleistung  (inklusive  Pumpspeicher,  ohne  Reserve)  installiert,  wobei  auf  die 
Kernenergie 2,7 GW entfallen. Der Hauptanteil wird durch die Steinkohle mit 5,5 GW gestellt, gefolgt 






sonstigen  konventionellen  Kraftwerken  mit  etwa  140 MW.  Weiter  werden  ca.  670 MW  an 
Kraftwerkskapazitäten  als  Reserve  vorgehalten  durch  Kraftwerke,  die  vom  Betreiber  im  Regelbetrieb 
vom Netz genommen wurden, auf Grund  ihrer Systemrelevanz  jedoch betriebsbereit gehalten werden 
müssen  und  in  Spitzenlastzeiten  zum  Einsatz  kommen.  Dies  betrifft  vor  allem,  wie  bereits  in  der 
qualitativen Darstellung ausgeführt, Steinkohle‐ und Gaskraftwerke. 
Bis  zum  Jahr  2020  werden  sich  nach  den  getroffenen  Annahmen  die  Regelkapazitäten  der 
konventionellen  Kraftwerke  um  ca.  1,66 GW  auf  rund  9,77 GW  verringern,  was  vor  allem  auf  die 
Stilllegung  des  Kernkraftwerks  Philippsburg  2  im  Jahr  2019  zurückzuführen  ist.  Die  übrigen 
Kraftwerkskapazitäten bleiben bis auf einen leichten Rückgang im Bereich der Steinkohle weitestgehend 
stabil. Dieser Trend  setzt  sich auch bis 2025  fort, wobei wiederum die Stilllegung des Kernkraftwerks 
Neckarwestheim  II  als  letzter  verbliebener  Kernkraftwerksblock  in  Baden‐Württemberg  im  Jahr  2022 
den Hauptanteil des Rückgangs der Kapazitäten um weitere 1,4 GW gegenüber 2020 und insgesamt um 
3,06 GW  verglichen mit  2015  auf  nunmehr  rund  8,37 GW  ausmacht.  In  diesen  Zeitraum  fallen  auch 
einige  wenige  Außerbetriebnahmen  von  meist  kleineren  Kraftwerken,  für  die  nach  einer  gängigen 
Abschätzung  ihrer durchschnittlichen Lebensdauer nach Vorbild der Deutschen Energie‐Agentur GmbH 
(dena)  (238)  eine  Stilllegung  angenommen  wird.  So  könnte  damit  gerechnet  werden,  dass  die  drei 
Mineralölkraftwerks‐Blöcke  des  Restmüllheizkraftwerks  in  Stuttgart‐Münster,  die  mit  Gasturbinen 
betrieben werden,  gegen  2024  nach  50  Betriebsjahren  vom Netz  genommen werden.  Vorausgesetzt 
wird  hierbei  jedoch  eine  ersatzlose  Stilllegung,  doch  auch  eine  Modernisierung  mit  Wechsel  des 
Energieträgers nach dem Vorbild des Heizkraftwerks Stuttgart‐Gaisburg erscheint möglich. 
Die  beschriebene  Entwicklung  der  konventionellen  Kraftwerkskapazitäten  ist  in  Abbildung  5‐1 
dargestellt. Die Balken, die sich auf die linke Achse beziehen, verdeutlichen die installierten Kapazitäten 
summiert  für  die  Energieerzeugungssparten  Kernenergie,  Steinkohle,  Erdgas,  Mineralöl,  Abfall  (mit 
sonstigen  Energieträgen)  und  Pumpspeicherkraftwerke.  Dabei  zeigen  die  helleren  Abschnitte  bei 
Steinkohle  und  Mineralöl  in  den  Jahren  2015  bis  2017  die  betriebsbereit  gehaltenen 









Leicht  zu  erkennen  sind die  Stufen des Ausstiegs  aus der  Kernkraft  im  Jahr  2011, der weitere  große 
Rückgänge  in 2019 und 2022 zur Folge hat. Die größeren Veränderungen  in den Jahren 2014 bis 2017 
sind besonders auf die beschriebenen Entwicklungen bei den großen Kraftwerken im Steinkohle‐Sektor 
zurückzuführen.  So  zeigt  sich  in  dem  starken  Anstieg  in  2014  die  Inbetriebnahme  des  Blocks  8  des 
Rheinhafendampfkraftwerks und  im  Jahr darauf des Ersatzes der Blöcke 3 und 4 des Großkraftwerks 
Mannheim  durch  den  neuen  und  leistungsstärkeren  Block  9,  dem  jedoch  die  Stilllegungen  bzw. 
Überführungen in die Reserve der Kraftwerksblöcke in Walheim und Heilbronn sowie die ebenfalls in die 
Reserve  überführten  Anlagen  des  mit  Mineralöl  betriebenen  Dampfkraftwerks  in  Marbach 
gegenüberstehen und dadurch einen Gesamt‐Rückgang der Regelkapazität bewirken. 
Vergleich zur Vorgängerstudie 2012 
Betrachtet  man  die  in  der  Vorgängerstudie  prognostizierten  Entwicklungen  der  konventionellen 
Kraftwerkskapazitäten,  sind  leichte  Abweichungen  zu  den  aktuellen  Analysen  zu  erkennen,  die  zum 
einen  auf  realen  Entwicklungen,  zum  anderen  auch  auf  unterschiedlichen  Annahmen  und 
Datengrundlagen  beruhen.  Letzteres  bezieht  sich  besonders  auf  die  Einbeziehung  der 
Pumpspeicherkraftwerke  in  die  Zusammenstellung  der  konventionellen  Stromerzeugungsanlagen,  die 
im Gegensatz  zur Vorgängerstudie  in diesem Update vorgenommen wurde. Begründet  ist dies damit, 
dass der dort gespeicherte Strom aus verschiedenen Quellen stammt und daher auch das statistische 
Landesamt  in der Auswertung der Stromerzeugung den durch Pumpspeicheranlagen ohne natürlichen 
Zufluss  erzeugten  Strom  nicht  zu  den  Erneuerbaren  Energien,  sondern  zu  den  „sonstigen 
Energieträgern“  rechnet.  Weiter  wird  der  erzeugte  Strom  in  allen  Statistiken  bilanziert  und  die 
Pumpspeicher haben mit ca. 1000 Volllaststunden [bdew Volllaststunden] einen nennenswerten Anteil 







eigenen  Kapazitäten  unter  der  Kategorie  „Laufwasser“  auf,  sodass  alle  in  der  Kraftwerksliste 
dargestellten  Pumpspeicherkraftwerkskapazitäten  auch  als  solche  ohne  natürlichen  Zufluss 
angenommen werden.  
Die  für  die  Studie  2012  zugrunde  gelegten  Kraftwerkslisten weisen  zudem  nur  Kraftwerke mit  einer 
installierten  Leistung  von  > 20 MW  aus, während die  in der  aktuellen Auswertung  verwendete neue 
Liste diese Schwelle auf 10 MW setzt und die Kleinanlagen wie beschrieben kumuliert. Auch werden in 




von  größeren  neuen  Kraftwerken,  hier  besonders  des  Blocks 8  des  Karlsruher 
Rheinhafendampfkraftwerks (RDK 8) und des Großkraftwerks Mannheim, Block 9 (GKM 9). Für ersteren 
wurde  in der Vorgängerstudie eine  Inbetriebnahme  in 2013 angenommen, welche nach der aktuellen 
Kraftwerksliste  erst  2014  erfolgte.  Dennoch  fanden  erste  Netzeinspeisungen  in  2013  statt,  was  im 
Abschnitt über die Kraftwerksauslastung näher berücksichtigt wird.  Letztgenannter  ging ebenfalls mit 





und  6,  für  die  eine  Stilllegung  erst  in  2020  bzw.  2021  prognostiziert wurde,  bereits  2015  vom Netz, 
ebenso  wie  Turbine D  des  Heizkraftwerks  Mannheim,  die  schon  im  Jahr  2012  statt  im  Jahr  2022 
endgültig  stillgelegt  wurde.  Auch  für  die  Gaskesselanlage  des  Heizkraftwerks  Pforzheim,  für  die  bis 
spätestens  2017  eine  Stilllegungsanzeige  bei  der  Bundesnetzagentur  vorliegt  (57)  (239)  wurde  eine 
andere  Betriebsdauer  unterstellt.  Dagegen  wurde  die  Außerbetriebnahme  mehrerer  Blöcke  des 
Kraftwerks Marbach recht genau vorhergesagt, wobei mit Marbach II GT der älteste Block dieser Anlage 
statt bis 2011 noch bis 2014  im Regelbetrieb  lief und nun wie die anderen beiden Blöcke auch  in der 
Reserve  betriebsbereit  gehalten  wird.  Die  in  der  Vorgängerstudie  getroffenen  Annahmen  der 
Betriebsdauern beruhten auf den von der dena angenommenen üblichen Lebensdauern verschiedener 
Kraftwerkstypen  (240)  (238).  So  werden  für  Mineralölkraftwerke  durchschnittlich  40  Jahre 
angenommen. Eine unterschiedliche Kategorisierung einzelner Kraftwerke  führte  jedoch auch zu einer 
abweichenden  Einschätzung  etwa  für  das  Kraftwerk  Stuttgart‐Münster,  bei  dem  es  sich  zwar  vom 
Brennstoff her um ein Mineralölkraftwerk handelt, deren Lebensdauern nach dena mit durchschnittlich 
40  Jahre  angenommen werden.  Technisch  beinhaltet  dieses  Kraftwerk  jedoch  eine  Gasturbine,  und 
somit wird die die Betriebsdauer in dieser Aktualisierung der Studie mit 50 Jahren angenommen. Daher 
wird  in  der  aktuellen  Auswertung  nicht  von  einer  Abschaltung  in  2014  ausgegangen,  die  auch  nicht 
erfolgt  ist,  sondern  von  einer  Betriebsdauer  bis  mindestens  2024.  Ganz  allgemein  wird  in  der 
vorliegenden  Studie  zwar  ebenfalls  mit  den  genannten  Prognosen  der  Kraftwerkslebensdauern 
gearbeitet,  es  wird  aber  eher  von  einer  konservativen  Abschätzung  der  Außerbetriebnahme 






Neben  diesen  abweichenden  Annahmen  von  Datengrundlagen  und  Entwicklungen  spielen  auch 










viele  Stunden  ein  Kraftwerk  im  Jahr  unter  Volllast  produzieren  müsste,  um  die  entsprechende 
Jahresstrommenge zu erzeugen, und errechnet sich als Quotient aus tatsächlicher Stromerzeugung und 
installierter  Leistung. Der  reale Betrieb  eines  Kraftwerks  stellt  sich  selbstverständlich  anders dar,  zur 
Berechnung der Produktionsmenge ist die Anzahl der Volllaststunden jedoch ein sinnvolles Hilfsmittel. 
Die  jeweiligen  Prognosen  starten  mit  dem  gleichen  Ausgangswert  der  Volllaststunden,  der  aus  der 
bisherigen  Entwicklung  der  Stromerzeugungskapazitäten  und  der  tatsächlichen  Stromproduktion  der 
letzten  Jahre gebildet wird. Um Einflüsse durch etwaige Sondereffekte  zu minimieren, wurden die  im 
vorherigen Abschnitt betrachteten Kapazitäten seit dem Jahr 2010 mit den vom Statistischen Landesamt 
veröffentlichten Erzeugungsdaten verglichen, die bis 2013 vorliegen. Somit wurden die Volllaststunden 
über  einen  Zeitraum  von  vier  Jahren  (2010‐2013)  ermittelt  und  ein  Mittelwert  gebildet,  der  als 
Ausgangswert für die Prognosen dient. Zur Prüfung der Plausibilität wurden die ermittelten Werte mit 
den  Ergebnissen  einer Metastudie  der  Agentur  für  Erneuerbare  Energien  (AEE)  zur  Entwicklung  der 
Volllaststunden von Kraftwerken  in Deutschland verglichen  (242).  In dieser Studie aus dem  Jahr 2013 
werden  historische Daten  und  Prognosen  von  zahlreichen  Studien  zur  Kraftwerksauslastung  diverser 
Sparten  dargestellt.  Zusätzlich wurden  die  hier  ermittelten  Volllaststunden mit  aktuellen  vorläufigen 
Werten,  die  vom  Bundesverband  der  Energie‐  und Wasserwirtschaft  (bdew)  als Durchschnitt  für  die 








erhöhter  Produktion  kompensierten.  Ein Vergleich mit  historischen Daten  der AEE‐Studie  (242)  zeigt 
zum einen, dass die Kraftwerksauslastung der nach dem Moratorium verbliebenen Kraftwerke  in 2011 
überdurchschnittlich  hoch  war,  was  die  beschriebene  Ausnahmesituation  bestätigt.  Zum  anderen 
erscheint die hier angenommene Volllaststundenzahl im Vergleich sowohl mit den von der AEE als auch 
vom bdew dargestellten Werten plausibel.  
Steinkohlekraftwerke  als  die  nach  installierter  Leistung  mittlerweile  mit  Abstand  bedeutendsten 





berücksichtigen,  dass  nach  einer  strengen  Berechnung  der  installierten  Leistung  nach  Kraftwerksliste 
und produziertem Strom nach Statistischem Landesamt für das Jahr 2013 die Anzahl der Volllaststunden 
einen  starken Anstieg  verzeichnet. Dies  lässt  sich  erklären durch den oben beschriebenen  Effekt der 
Stromeinspeisung durch den großen neuen Kraftwerksblock RDK 8 des Rheinhafendampfkraftwerks, die 
bereits 2013 erfolgte, wobei der Block erst mit Betriebsbeginn in 2014 in der Kraftwerksliste aufgeführt 
ist.  Erhöht  man  die  installierte  Leistung  bereits  im  Jahr  2013  um  diesen  Wert,  liegt  die 
Volllaststundenanzahl  wieder  auf  Durchschnittsniveau,  weshalb  hier  so  verfahren  wurde.  Es  sei 
bemerkt, dass durch die Zurechnung der vollen Kapazitäten in 2013 jedoch die ebenfalls beschriebenen 
Unsicherheiten  durch  die  Zeitraumbetrachtung  entstehen,  die  jedoch  verglichen  mit  einer 
Nichtbeachtung  als  gering  einzuschätzen  sind.  Ein  Vergleich  mit  der  AEE‐Studie  zeigt,  dass  die 




derjenigen  der  AEE‐Studie  liegen,  ist  für  2012  ein  Einbruch  der  Volllaststunden  auf  rund  2300  zu 
verzeichnen. Grund hierfür  ist –  im Gegensatz  zu dem Sondereffekt der Steinkohlekraftwerke – nicht 
eine  Abweichung  in  der  betrachteten  installierten  Leistung,  sondern  ein  starker  Rückgang  in  der 
tatsächlichen  Stromproduktion  in  diesem  Jahr.  Diese  um  rund  einem  Viertel  geringere  Produktion 
verglichen mit den angrenzenden  Jahren  lässt  sich durch  Lieferengpässe bei Erdgas  in 2012 erklären, 
was sich direkt auf die Stromproduktion der Erdgas‐Kraftwerke  in Süddeutschland ausgewirkt hat, wie 
auch eine Studie der DBI Gas‐ und Umwelttechnik GmbH  im Auftrag des Deutschen Vereins des Gas‐ 




Vereinfachungen  getroffen  werden,  da  die  Kapazitäten  und  die  produzierten  Strommengen  in  den 
beiden  zugrunde  liegenden  Datensätzen  (Kraftwerksliste  der  Bundesnetzagentur  und  Daten  des 
Statistischen Landesamts zur Bruttostromerzeugung) unterschiedlich eingruppiert sind. So unterscheidet 
die Kraftwerksliste nach den Kategorien  „Mineralölprodukte“,  „Abfall“ und  „Pumpspeicher“, während 
das  Statistische  Landesamt  eine Gruppierung  nach  „Heizöl“  und  „sonstigen  Energieträgern“  vorsieht. 
Unter  letzte  Kategorie  fallen  Dieselkraftstoff,  Flüssiggas,  Raffineriegas,  Petrolkoks,  Braunkohle  und 
sonstige  sowie  Pumpspeicherwasser  ohne  natürlichen  Zufluss.  Die  abweichenden  Begrifflichkeiten 
schließen  Überschneidungen  zwischen  den  Kategorien  nicht  aus.  Da  es  sich  bei  den  Volllaststunden 
jedoch nur um eine virtuelle Größe zur Berechnung der Stromproduktion aus den Kapazitäten handelt, 
ist  eine  sinnvolle  direkte  Zuordnung  einer  Kapazitätsgruppe  zu  einer  Produktionsgruppe  zulässig.  So 
wurden für die weiteren Berechnungen die Kategorie „Mineralölprodukte“ bei den Kapazitäten auf die 
Erzeugung aus „Heizöl“ abgebildet und die Pumpspeicherkraftwerke sowie die Abfall‐Kraftwerke, unter 
die auch die Kapazitäten  aus Kleinanlagen  für  „sonstige nicht Erneuerbare Energieträger“  subsumiert 
sind,  der  Erzeugungskategorie  „Sonstige  Energieträger“  zugeordnet.  In  dieser  Kategorie  werden  in 
Baden‐Württemberg  die  Pumpspeicherkraftwerke  die  dominante  Rolle  spielen.  So  ergibt  sich  für  die 
Mineralölkraftwerke eine Anzahl an Volllaststunden von 497. Die Tendenz – sofern man bei der geringen 
Anzahl an Datenpunkten und dem ohnehin schon niedrigen Werteniveau von einer Tendenz sprechen 








keine  direkte  Aussage,  jedoch  ist  in  einer  vorläufigen  Auswertung  des  bdew  für 
Pumpspeicherkraftwerke ein Wert von 1000 Volllaststunden  in 2013 angegeben. Für Öl hingegen  liegt 
der  dew‐Bundeswert  2013  um  einen  Faktor  2  über  dem  hier  dargestellten Wert, was  aber mit  den 
beschriebenen Abwägungen eine akzeptable Unsicherheit darstellt. 
Die  so  ermittelten  Ausgangswerte  für  die  Kraftwerksauslastung,  die  den  folgenden  Prognosen  der 
















Mögliche  Entwicklungen  des  zukünftigen  Strommix  für  die  Strombereitstellung  durch  inländische 
Erzeugung und externe Importe zur Deckung des Bruttostromverbrauchs in Baden‐Württemberg für die 
Zeit  bis  2025 werden  in  drei  Szenarien mit  unterschiedlichen  Schwerpunkten  dargestellt,  die  auf  die 
Erkenntnisse  aus  den  vorangestellten  Untersuchungen  beruhen.  Modelliert  werden  jeweils  die 
erzeugten  oder  importierten  Strommengen  und  die  entsprechenden  installierten  Leistungen  sowie 
daraus  abgeleitete Größen wie Umweltfaktoren. Die  Szenarien  arbeiten hinsichtlich des modellierten 
Strommix  mit  den  folgenden  Größen‐Kategorien,  die  je  nach  Szenario  entsprechend  individueller 






jeweiligen  Szenarios  dargestellt.  Neben  den  technischen  Voraussetzungen,  auf  denen  die 

















CO2‐Minderungsziel bezogen auf:  2020  2025  2050 
1990  ‐15 bis ‐18%    ‐87% 
2005  ‐26%    ‐88% 













Bezüglich  des  Bruttostromverbrauchs  wird  in  den  Szenarien  davon  ausgegangen,  dass  die  im 
„Energieszenario 2050“ des IEKK prognostizierten Werte erreicht werden, wie in Kapitel 4.1.2 dargestellt 
ist.  Auf  Grund  des  Vergleichs  des  realen  Bruttostromverbrauchs  und  der  Neuausrichtung  der 
Energiepolitik  wird  daher  von  der  Annahme  eines  bis  2020  konstanten  Stromverbrauchs  mit 
anschließender  Reduktion, wie  sie  in  der  Vorgängerstudie  in Anlehnung  an  das  „Klimaschutzkonzept 
2020plus“ der Vorgängerregierung getroffen wurde, abgewichen. 
Die  Variation  der  verschiedenen  Größen‐Kategorien  innerhalb  der  entsprechenden  Rahmen  und  die 





und  einer  konservativen  Entwicklung  der  Stromproduktion  aus  konventionellen  Kraftwerken  aus. 
Untersucht  werden  die  notwendige  zu  importierende  Strommenge  bzw.  ein  eventueller  Zubau 
konventioneller Kapazitäten und die Zielerreichung  im Klimaschutz. Darüber hinaus spielt die Deckung 
typischer  Lastverläufe  eine  wichtige  Rolle.  Das  Basis‐Szenario  entspricht  in  der  Gestalt  der 
Grundannahmen  dem  Basis‐Szenario  der  Vorgängerstudie,  verwendet  jedoch  die  aktualisierten 











untersucht  eine  mögliche  Variante  des  Strommix  in  Baden‐Württemberg,  nach  dem  die 











Erneuerbarer  Energien  gemäß  dem  Integrierten  Energie‐  und  Klimaschutzkonzept  IEKK  (43)  erreicht 
werden. Auch geht das Basis‐Szenario von einer konservativen Entwicklung der Bruttostromproduktion 
aus  konventionellen  Kraftwerken  aus,  was  bedeutet,  dass  deren  Auslastung  als  konstant  über  den 
Betrachtungszeitraum  angenommen  wird  und  dass  keine  neuen  konventionellen  Kraftwerke  mehr 
zugebaut werden. Somit kann das Basis‐Szenario zum einen als Aktualisierung und Weiterentwicklung 
des Basis‐Szenarios aus der Vorgängerstudie, zum anderen auch als Überprüfung des entsprechenden 
Szenarios  aus  dem  Konzept  der  Landesregierung  verstanden  werden,  weshalb  dieses  Szenario 
besonders vor diesem Hintergrund diskutiert wird. Untersuchungsgegenstand  ist demnach  zum einen 
die  Stromlücke,  die  sich  aus  dem  aus  allen  verfügbaren  Quellen  produzierten  Strom  und  dem 
entsprechenden Verbrauch in Baden‐Württemberg ergibt und wie diese durch notwendige Importe und 
weiterem Zubau von konventionellen Erzeugungsanlagen geschlossen werden muss, die Gewährleistung 




















Die  konservative  Prognose  der  Stromproduktion  aus  konventionellen  Kraftwerken  geht  von  einer  im 




bildet nach der konservativen Prognose natürlich  im Wesentlichen die  installierten  Leistungen ab, da 






sind  die  Verhältnisse  jedoch  deutlich  verschoben.  Die  mit  Linien  verbundenen  Punkte  zeigen  die 
Stromerzeugung getrennt nach Erzeugungs‐Sparten,  für die bis 2013  statistische Daten vorliegen. Der 
Prognose‐Zeitraum ist durch unterbrochene Verbindungslinien gekennzeichnet. Hinterlegt ist die Grafik 
mit  einer  flächigen Darstellung  der Gesamtstromerzeugung  aus  konventionellen  Kapazitäten,  die  zur 
besseren Interpretation einmal mit und einmal ohne die Produktion aus Kernkraftwerken dargestellt ist. 
Die  beiden  Hauptbetrachtungsjahre  der  Prognose,  die  Jahre  2020  und  2025,  sind  besonders 
hervorgehoben  und  in  der  Grafik  mit  Werten  dargestellt.  Demnach  wird  im  Jahr  2020  eine 
Bruttostromerzeugung aus konventionellen Kapazitäten von  rund 37,3 TWh erwartet, wobei der Wert 





Da die  konservative Prognose dem Vorgehen der Vorgängerstudie gleicht,  lassen  sich die ermittelten 
Werte  mit  dieser  vergleichen  und  diskutieren.  So  wird  deutlich,  dass  auch  die  hier  getroffenen 
Abschätzungen  der  Stromproduktion  aus  konventionellen  Anlagen  von  den  Prognosen  der 



















aus  einer  teilweise  abweichenden  Zuordnung  zu  den  entsprechenden  Erzeugungskapazitäten.  Wie 
erwähnt, wurden  in  der  neuen Auswertung die Anlagen, die mit mehreren  Energieträgern betrieben 
werden,  dem  in  der  Kraftwerksliste  ausgewiesenen  Hauptbrennstoff  bzw.  der  Auswertekategorie 
zugeordnet.  Dies  wurde  in  der  Vorgängerstudie  abweichend  gehandhabt,  da  die  zu  dem  Zeitpunkt 
vorliegende  Kraftwerksliste  anders  strukturiert  war  und  eine  solche  eindeutige  Zuordnung  nicht 
ausgewiesen  hatte.  So  wurden  2012  diverse  Kraftwerke  zwangsläufig  den  „sonstigen  fossilen 
Energieträgern und Pumpspeichern“ zugeordnet und nicht der eigentlichen Erzeugungskapazität, in der 
die Produktion  in den Statistiken des Bruttostromverbrauchs entsprechend dargestellt wird. Dies führt 
zu  einer  mitunter  deutlichen  Änderung  der  angenommenen  Volllaststunden,  welche  in  dieser 
aktualisierten  Studie  mit  genauerer  Datengrundlage  korrigiert  wurde.  Zudem  wurden  einzelne 
Korrekturen  wie  etwa  eine  veränderte  Abschätzung  der  Volllaststunden  neuer  Kraftwerksblöcke 
vorgenommen. Für die kürzlich  in Betrieb genommenen Blöcke GKM 9 und RDK 8 wurde eine stärkere 
Auslastung  als  bei  Altanlagen  angenommen  und  diese  auf  5000  Volllaststunden  fixiert.  Diese  Zahl 
resultiert  aus  ähnlichen  Abschätzungen  in  der  Literatur  (244)  und  ist  dem  Wertebereich  nach  im 
Einklang mit aktuellen Meldungen des Betreibers des GKM  (245).  Im Falle der Kernenergie wurde ein 




bezüglich  der  Stromerzeugung  aus  Erneuerbaren  Energien  unterstellt.  Maßgeblich  für  die  hier 
vorgenommene Modellierung waren die  absoluten Angaben der  spartenspezifischen  Stromerzeugung 
aus dem Gutachten des Zentrums für Sonnenenergie‐ und Wasserstoff‐Forschung Baden‐Württemberg 
(ZSW)  in  seiner  aktualisierten  Fassung  vom  Dezember  2012  (223),  das  dem  im  IEKK  adressierten 
Energieszenario  2050  zu  Grunde  liegt.  Die  vorliegende  Modellrechnung  geht  von  einem  im  Mittel 
linearen Ausbau der Stromproduktion aus Erneuerbaren Energien aus und nutzt als Referenzpunkte für 
die  Zeit  bis  2020  die  realen  Erzeugungsdaten  aus  dem  Jahr  2013,  die  als  aktuellste  Daten  des 
Statistischen  Landesamts  vorliegen  (58)  sowie die  für 2020  festgelegten Ziele.  Für die  folgenden  fünf 
Jahre bis 2050 werden die Daten aus einer Interpolation zwischen den vorliegenden Zielen für 2020 und 
2030  gewonnen.  Einen  Sonderfall  bildet  die  Stromerzeugung  aus Wasserkraft. Durch  die  Installation 








Somit wurde  für die Zeit bis 2020 eine  im Mittel konstante Produktion von 5,5 TWh/a  für Strom aus 
Laufwasserkraftwerken angenommen. 
Unter diesen Annahmen wird  im Basis‐Szenario die  Stromproduktion  in Baden‐Württemberg, die  auf 
erneuerbare Energiequellen beruht, für das Jahr 2020 mit 24,7 TWh und für das Jahr 2025 mit 31,1 TWh 
prognostiziert.  Die  angenommene  Entwicklung  der  Stromproduktion  ist  in  Abbildung  5‐3  illustriert. 
Hierbei sind wieder die einzelnen Technologien in Linien für reale Daten bzw. unterbrochenen Linien für 
die  Prognose  sowie  im  Hintergrund  die  angenommene  Gesamt‐Stromproduktion  aus  Erneuerbaren 
Energien  dargestellt.  Für  die  Betrachtungsjahre  2013  als  Ausgangspunkt  mit  realen  Daten  des 





Um  die  Ziele  der  Landesregierung  bezüglich  der  Stromproduktion  aus  Erneuerbaren  Energien  zu 
erreichen,  sind  sehr  unterschiedliche  Ausbaupfade  zu  beschreiten.  Wie  erwähnt,  sind  für  die 
Stromgewinnung aus Wasserkraft die technischen Voraussetzungen bereits getroffen, um die Ziele für 
2020 zu erreichen. Auf dem Weg zu den nächsten Zielschritten sind ab 2020 moderate Steigerungen der 
Stromproduktion  von  jährlich  etwa  20GWh  notwendig,  was  bei  einer  gleichbleibenden  Auslastung 











Die  Stromerzeugung  aus  Photovoltaik‐Anlagen,  die  sich  in  dem  kurzen  Zeitraum  zwischen  2010  und 
2012 fast verdoppelt hat, 2013  jedoch auf dem Vorjahresniveau stagnierte, müsste nach dem Szenario 
ab 2014 um jährlich rund 500 GWh steigen, um das Ziel für 2020 von 7,6 TWh zu erreichen. Nimmt man 
die mittlere Volllaststundenzahl der  Jahre 2010 bis 2013  von 827 h  zur Grundlage, müssten bis 2020 





von  667  GWh  zugrunde,  erscheint  ein  solch  starker  Ausbau  sehr  ambitioniert. Wie  in  Kapitel  3.2.1 
dargestellt, würde dies etwa 1.000‐1.200 Anlagen mit 2,5‐3 MW installierter Leistung bedeuten. Das Ziel 
für 2025 mit einer Stromproduktion von über 10,4 TWh/a aus Windenergie  liegt nahe an der unteren 




jedoch mit  45 GWh/a  etwa  die  dreifache  Steigerungsrate.  Auch wenn  diese  notwendigen  Zuwächse 
vergleichsweise  klein  sind,  sind  die  langen  Genehmigungsverfahren  solcher  Anlagen  eine  nicht  zu 
unterschätzende Randbedingung für mögliche Zubauten an Erzeugungskapazitäten.  
Der  Vergleich  der  hier  modellierten  Stromerzeugung  aus  Erneuerbaren  Energien  mit  den 
entsprechenden Größen der Vorgängerstudie zeigt Unterschiede besonders im Bereich der Photovoltaik, 
für  die  statt  7,6  TWh  nur  7,0  TWh  im  Jahr  2020  als  Zielgröße  angenommen wurde. Weiter  gibt  es 
kleinere  Abweichungen  im  Bereich  der Windkraft  und  der  Bioenergie.  Auch  in  der  Vorgängerstudie 
wurde die Erreichung der  landespolitischen Ausbauziele angenommen,  jedoch  lag zu diesem Zeitpunkt 
das  Integrierte Energie‐ und Klimaschutzkonzept noch nicht vor. So bezogen sich die dort getroffenen 
Annahmen  auf  eine  Studie  des  ZSW  zu  „Sachstand  und  Entwicklungsperspektiven“  Erneuerbarer 
Energien in Baden‐Württemberg (247), in der bereits erste Ziele perspektivisch formuliert wurden. Erst 
im  etwas  später  veröffentlichten  „Gutachten  zur  Vorbereitung  eines  Klimaschutzgesetzes  für  Baden‐
Württemberg“ des gleichen Instituts (44) sowie besonders in dessen Aktualisierung vom Dezember 2012 
(223) wurde das „Energieszenario 2050“ genauer definiert, welches die Grundlage  für das  IEKK bildet. 
Detailangaben  zu  den  Zielen  des  IEKK  wurden  bei  den  in  dieser  Aktualisierung  durchgeführten 







Nach  der  unterstellten  Entwicklung  der  Stromproduktion  aus  konventionellen  und  erneuerbaren 
Energiequellen ergibt  sich zu dem erwarteten Stromverbrauch  in Baden‐Württemberg eine Lücke, die 
durch eine Mischung aus Stromimporten aus anderen Bundesländern und dem Ausland sowie durch den 
Zubau  weiterer  Erzeugungskapazitäten  geschlossen  werden  muss.  Für  das  Jahr  2020  wird  ein 
Bruttostromverbrauch  in  Baden‐Württemberg  von  77,0 TWh  erwartet  (siehe  (43),  (223)  und  Tabelle 
5‐4),  dem  eine  konventionelle  Bruttostromproduktion  von  37,25 TWh  und  eine  Produktion  aus 
erneuerbaren Energiequellen von 24,7 TWh gegenübersteht, was eine gesamte Bruttostromproduktion 
von  61,9 TWh  ergibt.  Somit  ergibt  sich  eine  Stromproduktionslücke  von  rund  15,1 TWh,  die  durch 
Importe, höhere Auslastungen oder die Installation weiterer Kraftwerkskapazitäten geschlossen werden 
muss.  Vergleicht man  diesen Wert mit  den  Stromimporten  der  letzten  Jahre,  so  spiegelt  er  nahezu 
genau den Wert von 2010 wieder und bewegt sich  im Bereich der  Jahre 2011 bis 2013. Für die  Jahre 
2014 bis 2019 ist auf Grund des Ausbaus der Erneuerbaren Energien und der  leichten Einsparungen im 
Bruttostromverbrauch  in  der  jeweiligen  kumulierten  Jahresbetrachtung  ein  stetig  fallender 
Importbedarf abzusehen, was jedoch auf Grund des Abschaltens des Kernkraftwerkblocks Philippsburg 2 
im  Jahr  2019  zu  einer  sprunghaften  Verringerung  der  Stromproduktion  und  damit  steigendem 
Importbedarf führt.  
Da  sich die Menge des  Stromimports  in 2020  trotz des  abgeschalteten Kernkraftwerkblocks  auf dem 
gleichen Niveau wie 2010 und  leicht unter dem der Folgejahre bewegt, sollte es grundsätzlich möglich 
sein,  die  Importe  auch  technisch  zu  realisieren. Über  diese  rein  Jahresbilanzielle  Betrachtung  hinaus 
muss  jedoch beachtet werden, dass die wahrscheinlich  realisierte Stromproduktion  in 2020  zu einem 
erheblich größeren Anteil Erneuerbarer Energien  im Vergleich  zu 2010  stammen wird. Da gerade die 
Einspeisung aus Wind‐ und Sonnenkraft  sehr volatil  ist,  sind kurzfristig deutlich größere  Importe oder 
flexiblere  Kraftwerksauslastungen  als  noch  im  Jahr  2010  notwendig.  Nähere  Betrachtungen  zu  den 
Aspekten  der  Lastendeckung  werden  im  nächsten  Abschnitt  ausgeführt  und  bewertet.  Auch  ist  zu 
bemerken, dass  zwar die Gesamtmenge des  importierten Stroms  in der Bilanz  in 2020 gleich der des 
Jahre  2010  ist, wohl  aber  die  Importquote  am  Bruttostromverbrauch  von  18,5  Prozent  in  2010  auf 
19,6 Prozent in 2020 steigt. Auch diese Werte wurden jedoch in den Jahren 2011 bis 2013 teils deutlich 
überschritten mit einer Spitze in 2012 von 23,4 Prozent. 
In 2025  stellt  sich die  Situation  etwas  anders da.  Zwar  erhöht  sich die Produktion  aus  erneuerbaren 
Energiequellen  auf  prognostizierte  31,1 TWh  und  der  Bruttostromverbrauch  wird  mit  75,6 TWh 
niedriger  erwartet,  durch  die  Abschaltung  des  letzten  Kernkraftwerks  in  2022  sinkt  jedoch  die 
Produktion aus konventionellen Kraftwerken deutlich auf 27,2 TWh ab. Die zu schließende Lücke würde 
in diesem Fall über das  Jahr betrachtet 17,2 TWh betragen.  Im Zieljahr 2025 spielen  jedoch die voran 
getroffenen Überlegungen zur Volatilität der Erneuerbaren Energien eine noch deutlich größere Rolle, 
da  alleine  knapp  20 TWh  aus  Wind‐  und  Sonnenenergie  angenommen  werden  und  diese  nicht 
gleichmäßig  zur  Verfügung  stehen.  Auch  dies  wird  besonders  im  folgenden  Abschnitt  über  die 
Lastendeckung näher betrachtet. Ein weiterer Zubau konventioneller Erzeugungskapazitäten, mit denen 
kurzfristige  Lastspitzen  abgedeckt  und  somit  punktuell  sehr  große  Importbedarfe  verhindert werden 














Die  Untersuchungen  verwenden  Darstellungen,  in  denen  die  verfügbaren  Kapazitäten  aufsummiert 
illustriert und mit einem realen Lastverlauf überlagert werden. Für grundlastfähige Kraftwerke wird ein 
Verfügbarkeitsgrad von 95 Prozent unterstellt, da zumindest 5 Prozent der Kapazitäten auf Grund von 
Wartungen  oder  Ausfällen  möglicherweise  nicht  zur  Verfügung  stehen.  Die  theoretisch  mögliche 
Deckung der anfallenden Lasten wird so angenommen, dass zunächst die grundlastfähigen Anlagen für 
erneuerbare  Energiequellen  (Laufwasser,  Biomasse,  Geothermie  und  sonstige)  mit  einer  maximalen 
Auslastung  eingesetzt  werden.  Dies  entspricht  dem  Einspeisevorrang  für  Strom  aus  Erneuerbaren 
Energien.  Nach  Erschöpfung  dieser  Kapazitäten  kommen  die  Anlagen  mit  konventionellen 
Energieträgern (Kernenergie, Steinkohle, Erdgas, Abfall und sonstige,  jedoch keine Pumpspeicher) zum 
Einsatz.  Da  die  Deckung  der  Lasten  besonders  unter  Berücksichtigung  des  Einsatzes  der  volatilen 
Erneuerbaren  Energien  wie  Wind‐  und  Sonnenenergie  betrachtet  werden  soll,  werden  reale 
Netzeinspeisedaten  dieser  beiden  Energiequellen  herangezogen  und  ebenfalls  bevorzugt  dargestellt. 
Das  heißt,  dass  bei  geringer  Last,  aber  hoher  Produktion  durch  diese  Quellen  die  Produktion  aus 
konventionellen  Kraftwerken  entsprechend  geringer  angenommen wird.  Existiert  nach  Ausschöpfung 
dieser  Kapazitäten  eine  Lücke  zur  realen  Last,  wird  nun  die  Deckung  durch  Strom  aus 
Pumpspeicherkraftwerken  angenommen.  Darüber  hinausgehende  Lücken werden  hinsichtlich  Import 
und notwendigem Zubau diskutiert. 
Als realer Lastverlauf werden beispielhaft für die verschiedenen Jahresperioden der Januar 2015 und der 
Juli  2015  aus  der  Datenbank  des  Betreibers  für  das  Baden‐Württembergische  Übertragungsnetz 
TransnetBW  (248) betrachtet und darunter die  theoretisch mögliche  Lastendeckung durch  reale bzw. 







2020  und  2025  entsprechende  Anpassungen  vorgenommen.  So wird  eine  theoretische  Last  für  das 
jeweilige  Jahr  dargestellt,  die  linear  entsprechend  dem  verändert  angenommenen 
Bruttostromverbrauch  für das  jeweilige  Jahr verringert  ist. Die Einspeisung von Strom aus Wind‐ und 
Sonnenenergie  wird  dagegen  auf  Basis  der  Daten  von  2015  gemäß  des  Kapazitätsverhältnisses  der 
Betrachtungsjahre hochgerechnet. Somit werden indirekt die Wetterverhältnisse, die für die Auslastung 
















Auch  wenn  die  betrachteten  Monate  Januar  und  Juli  2015  bereits  vergangen  sind  und  die  real 
anfallenden Lasten mit realen Einspeisungen gedeckt wurden, wird hier wie in den Prognosen für 2020 
und 2025 eine fiktive mögliche Lastendeckung durch konventionelle Kraftwerke und grundlastfähige EE‐
Anlagen  (Biomasse,  Laufwasser,  Sonstiges)  gepaart  mit  den  realen  Einspeisedaten  für  Wind‐  und 
Sonnenstrom betrachtet, um mit gleicher Systematik die verschiedenen Strommix‐Situationen der drei 
Betrachtungsjahre zu analysieren.  




Ende  Januar  erreicht.  Auch  hier  bestehen  nach  den  verfügbaren  grundlastfähigen  Kapazitäten  keine 
Engpässe, sodass auch bei einem Ausbleiben der volatilen EE‐Einspeisungen die Versorgungssicherheit 
auch fast vollständig ohne Zuhilfenahme der Pumpspeicherkraftwerke oder Importen zu decken wäre. 
Im  Monat  Juli  2015  ist  die  Möglichkeit  zur  theoretischen  Lastdeckung  durch  die  grundlastfähigen 
Kraftwerke  noch  klarer  unproblematisch,  da  die  Maximallast  in  diesem  Monat  bei  lediglich  knapp 
8,7 GW  lag. Auffällig  ist  jedoch bereits hier die  jahreszeitbedingte  starke Einspeisung von Solarstrom, 
sodass  an  einigen  Tagen  in  der Mittagsspitze  die  gesamte  Last  durch  Photovoltaik  gedeckt werden 
könnte  und  so  zu  diesen  Zeitpunkten  keine weitere  Kraftwerksleistung mehr  notwendig wäre  oder 
komplett  in  den  Export  gehen würde.  Dies  betrifft  jedoch  nur  die  Zeit mit  hoher  Sonnenstrahlung, 
sodass dieser Lastdeckungsverlauf zeigt, wie schnell bereits bei den bisher  installierten Leistungen der 





























für Windkraft,  auf  der  anderen  Seite  die  besonders  durch  die Abschaltung  des  Kernkraftwerksblocks 
Philippsburg 2 deutlich  reduzierten konventionellen Kapazitäten bereits  sehr bemerkbar. Die Last, die 
gemäß des angenommenen  reduzierten Strombedarfs geringfügig um ca. 1 Prozent niedriger  ist als  in 
2015, würde in dieser Situation an einigen Tagen zu bedeutenden Teilen aus Windkraft bedient werden 
können,  sodass  für  diese  Zeitpunkte  viele  grundlastfähige  Kapazitäten  nicht  benötigt  würden.  Zu 
Spitzenlastzeiten,  zu  denen  wieder  knapp  11,5 GW  benötigt  würden,  stehen  bei  Ausbleiben  der 
Produktion  aus  Wind‐  und  Sonnenkraft  keine  klassischen  grundlastfähigen  Kapazitäten  in  Baden‐
Württemberg ausreichend zur Verfügung, sodass die Lücke anderweitig geschlossen werden müsste. In 
der  zweiten Hälfte  des Monats wäre  ein  solcher  Fall  nach  den  betrachteten Daten  eingetreten. Die 
Pumpspeicherkapazitäten würden  zwar meist  ausreichen,  um  die  Lücke  kurzfristig  zu  schließen,  bei 




Die projizierte Maximallast  von  knapp 8,7 GW  im  Juli 2020 wäre durch die  zur Verfügung  stehenden 
grundlastfähigen Kapazitäten von leicht über 8,7 GW gerade so gedeckt, jedoch ist hierfür die Annahme 

































In  2025  gäbe  es  nach  der  Prognose  bereits  im  Januar  einen  Tag,  an  dem  der  Strom  aus Wind‐  und 
Sonnenenergie  ausreichen  würde,  um  die  nachgefragte  Last  komplett  zu  decken.  Die  Lücke  zur 
Maximallast ohne Einspeisung dieses Stroms wird  jedoch auch größer, wie man  in der zweiten Hälfte 
des Monats deutlich sehen kann. Grund  ist natürlich vor allem die komplett ausbleibende Einspeisung 
aus  Kernkraftwerken  und  die  leichte  Reduktion  der  übrigen  konventionellen  Kapazitäten  wie  in 
Abschnitt   dargestellt.  Die  Lücke  zum  Nachfragepeak  von  rund  11,3 GW  zur  installierten  Grundlast‐
leistung  von  leicht  über  8,2 GW  beträgt  schon mehr  als  3,1 GW,  die  auch  kurzfristig  nicht  durch  die 
Pumpspeicherkraftwerke  gedeckt werden  könnte.  Auch  hier  ist wieder  eine  komplette  Volllast  aller 
grundlastfähigen  Kraftwerke  bei  95  Prozent  Verfügbarkeit  unterstellt.  Längere  Spitzenlastperioden 
erfordern also eine anderweitige Absicherung der Strombereitstellung. 
Sogar  im  Juli  bestünde  eine  Deckungslücke  von  über  300 MW  in  der  Spitze,  wenn  man  von  einer 
windstillen Zeit ohne  Sonneneinstrahlung ausgeht, was die  realen projizierten Daten auch darstellen. 
Diese  vergleichsweise  geringe  Lücke  ist  durch  die  Pumpspeicherkapazitäten  sicher  über  einen  etwas 
längeren  Zeitraum  zu decken, doch  auch dieser  Zeitraum  ist nicht unbegrenzt, und  so  sind  selbst  im 
Sommer  weitere  Absicherungen  zur  Lastdeckung  notwendig.  Scheint  jedoch  die  Sonne  in  einem 
sommerüblichen Maße und wird dies durch einen entsprechenden Wind begleitet, wie an einigen Tagen 
im  Juli  auch  zu  sehen  ist,  entsteht  ein  großer  Produktionsüberschuss  alleine  durch  Erneuerbare 
Energien. Es gibt Tage, an denen deutlich mehr als doppelt so viel Strom aus Wind‐ und Sonnenenergie 
produziert  wird  wie  insgesamt  benötigt,  wenn  man  die  angestrebten  Ausbauziele  für  diese 
Produktionssparten  des  Basis‐Szenarios  unterstellt.  Die  theoretische  Notwendigkeit  zum  schnellen 
Wechsel  der  grundlastfähigen  Kraftwerke  zwischen  Produktionsstopp  und  Volllast  besteht  in  diesem 
Monat  dagegen  nahezu  täglich.  Batteriespeicher  für  PV‐Anlagen,  die  nicht  in  diesem  Szenario 




Allein  durch  die  Tatsache,  dass  sich  die  energiepolitischen  Ziele  der  Landesregierung  aus  dem 
Klimaschutzgesetz  ableiten  (45)  und  die  zentrale  Strategie  mit  „Integriertes  Energie‐  und 
Klimaschutzkonzept“  überschrieben  ist  (43),  zeigt  die  von  der  Landespolitik  eingeräumte  große 
Bedeutung des Klimaschutzes  im Zusammenhang mit der Gestaltung des Energiesystems. Daher sollen 
die hier  vorgelegten  Szenarien eines  Strommix  in Baden‐Württemberg besonders  auch  auf die damit 
verbundene Entwicklung der CO2‐Emissionen analysiert werden. 
In  solchen  Analysen  sind  diverse  Bilanzierungsmethoden  gebräuchlich.  Grundsätzlich  wird  zwischen 
einer Verursacherbilanz und einer Quellenbilanz unterschieden (249). Die Verursacherbilanz betrachtet, 
aus  welchen  Sparten  der  im  Land  verbrauchte  Strom  bezogen  wird  und  bilanziert  dann  mit 
entsprechenden  Emissionsfaktoren  die  durch  den  Verbrauch  induzierte  CO2‐Emission.  In  ihr werden 
dabei auch die importierten Strommengen einbezogen, während der aus dem Land exportierte Strom in 
dieser Bilanz keine Rolle spielt. Bei der Quellenbilanz wird die Blickrichtung umgedreht: dabei wird die 
Stromproduktion  im  Land  betrachtet  und  bilanziert, welche  CO2‐Emissionen  durch  den  gesamten  in 






Da  der  Fokus  der  vorliegenden  Studie  auf  die  Diskussion  der  in  Baden‐Württemberg  installierten 
Kraftwerksleistung und der damit verbundenen Fähigkeit, den inländischen Strombedarf bestmöglich zu 
decken, liegt, wird in der folgenden Analyse die Entwicklung der CO2‐Emissionen nach der Quellenbilanz 
vorgenommen. Dieses Verfahren wird  als  „international  anerkannte Berechnungsbasis“  auch  im  IEKK 
angewandt  (43)  und  bietet  somit  die  beste Vergleichbarkeit  zu  bisherigen Werten  und  angestrebten 
Zielen. 
Gemäß dem Energieszenario 2050 der ZSW‐Studie aus 2012 (223), das die Grundlage für das Integrierte 




die  Quellenbilanz  bezieht,  ist  eine  direkt  vergleichbare  Berechnung  der  CO2‐Emissionen  aus  der 
Stromproduktion nicht ohne vereinfachende Annahmen durchführbar. Prinzipiell erfolgt die Berechnung 
der  für  die  Treibhausgasbilanzierung  relevanten  Emissionen  durch  die  Multiplikation  der  mit  dem 
Wirkungsgrad  bzw.  Brennstoffnutzungsgrad  gewichteten  Stromproduktion  eines  Kraftwerks mit  dem 
brennstoffspezifischen  Emissionsfaktor,  wonach  die  Emissionen  zu  einer  Gesamtemission  aufaddiert 
werden. 
Um die absoluten Einsparziele auf die Szenarien zu projizieren, wäre eine genaue Reproduktion der vom 




etwa Steinkohlekraftwerke – gibt es diverse Annahmen, deren  leichte Variation  jedoch  zu  relevanten 
Abweichungen in der CO2‐Bilanzierung und damit zu einer Unvergleichbarkeit mit den absoluten Zielen 
führt.  
Die  Abschätzung  der  absoluten  Emissionswerte  ist  in  dem  Zusammenhang  der  vorliegenden  Studie 
jedoch  von  untergeordneter  Relevanz.  Um  eine  Prognose  der  relativen  Zielerreichung  anstellen  zu 
können, werden  in  der  Berechnung  der  CO2‐Emissionen  der  Stromerzeugungsszenarios  dieser  Studie 
vereinfachende Annahmen getroffen, die auf die Vergleichbarkeit mit der realen Emission normiert sind. 
So wird als Emissionsfaktor über den  gesamten Betrachtungszeitraum der  vom Zentralen  System der 
Emissionen  (ZSE) veröffentlichte brennstoffspezifische Emissionsfaktor des  Jahres 2012 herangezogen, 
wie  er  auch  vom  Umweltbundesamt  verwendet  wird  (250).  Für  die  im  Rahmen  der  Szenarien 
diskutierten  Erzeugungskategorien werden  somit  die  entsprechenden  Faktoren  nach  ZSE  verwendet, 
wie sie in Tabelle 5‐5 dargestellt sind.  
Die  bedeutendste  Vereinfachung  besteht  in  der  zusammenfassenden  Betrachtung  einer  gesamten 
Erzeugungskategorie unter Verzicht auf Block‐scharfe Berechnungen, indem für eine gesamte Kategorie 
ein  einheitlicher  Wirkungs‐  bzw.  Brennstoffnutzungsgrad  unterstellt  wird.  Um  die  erwähnten 
Unsicherheiten hierbei kleinstmöglich zu halten und gleichzeitig die Höhe der berechneten Emissionen 
auf die vorhandenen statistischen Daten der bereits vergangenen Jahre (251) zu normieren, wurde ein 
mittlerer Wirkungsgrad  pro  Brennstoffkategorie  aus  den Daten  für  die  vom  Statistischen  Landesamt 








werden  spezifische,  leicht  höhere  Wirkungsgrade  angenommen  und  die  Emissionen  entsprechend 
prognostiziert.  
Die zu erwartenden Emissionen werden nun mithilfe der gewonnenen Faktoren über die prognostizierte 
Bruttostromproduktion  errechnet.  Diese  lineare  Fortschreibung  der  Emissionen  lässt  auch  einen 
Verzicht der  Korrektur um den Wärmeanteil bei KWK‐Anlagen  gemäß der  international  verwendeten 
„Finnischen Methode“ (252) zu, was die Berechnungen weiter vereinfacht. Darüber hinaus erfordert die 
Kategorie  „Abfall“  eigene  weitergehende  Annahmen,  da  sie  in  der  Stromerzeugungsstatistik  des 
Statistischen Landesamts Baden‐Württemberg  (235) nicht als eigene Kategorie aufgeführt  ist, sondern 
zusammengefasst  besonders  mit  der  Stromerzeugung  aus  Pumpspeicherkraftwerken  unter  der 
Sammlung  „Sonstige  Energieträger“ dargestellt wird. Um  sich der CO2‐Emission  aus der Verstromung 
von  Abfall  zu  nähern,  wurden  folgende  Annahmen  getroffen:  Von  der  gesamten  aufgeführten 
Stromproduktion mit Hilfe „Sonstiger Energieträger“ wird die Produktion aus Pumpspeicherkraftwerken 
herausgerechnet,  indem  von  der  Jahresstrommenge  das  Produkt  der  jahresspezifischen 
Erzeugungskapazität von Pumpspeicherkraftwerken mit der vom bdew vorläufig errechneten Zahl der 
Volllaststunden  von 1000  (vgl. auch Abschnitt 5.1.3) abgezogen wird. Darüber hinaus  ist  für die CO2‐
Bilanz  ist  nur  der  Teil  der Abfallverwertung maßgeblich,  der  als  „fossil“  angesehen wird,  da  jegliche 
Stromproduktion aus Erneuerbaren Energien als CO2‐emissionsfrei bilanziert wird (249). Nach Definition 
des  statistischen  Landesamts  ist  50  Prozent  der  gesamten  Stromproduktion  aus  Abfall  als  „fossil“ 
anzusehen. Somit wird von dem verbleibenden Teil nach Abzug der Pumpspeicherproduktion die Hälfte 
in  die  Betrachtungen  einbezogen  und  als  Grundlage  zur  Errechnung  des  mittleren  Wirkungsgrads 




Kategorie  „Material“ nach ZSE  Faktor 2012 (kg/TJ)  Faktor 2012 (g/kWh) 
Steinkohle  Steinkohle  93.363  336,1068 
Erdgas  Erdgas  55.917  201,3012 
Mineralöl  Heizöl, schwer  80.007  288,0252 
Abfall  Hausmüll/Siedlungsabfall fossil  91.510  329,4360 
 
Die  nach  dem  Basis‐Szenario  erwarteten  CO2‐Emissionen  durch  Stromerzeugung  aus  fossilen 
Energieträgern,  die  nach  der  oben  beschriebenen Methode  errechnet wurde,  sind  in  Abbildung  5‐7 
skizziert. Da die Berechnungen vereinfacht auf die veröffentlichten Daten des Statistischen Landesamts 
Baden‐Württemberg  (251)  für  die  vergangenen  Jahre  normiert wurden,  ist  ein  Vergleich mit  diesen 
zulässig.  So  sind  diese  Daten  mit  unterbrochenen  Linien  in  der  Abbildung  5‐7  dargestellt.  Die 
statistischen Daten  reichen, aufgeschlüsselt nach Energieträgern, bis  ins  Jahr 2012. Für das  Jahr 2013 
liegt  im „Energiebericht kompakt 2015“  (253) nur eine vorläufige Zahl der Gesamtemissionen aus der 
inländischen  Stromproduktion  vor.  Zum  Abgleich  mit  den  klimaschutzpolitischen  Zielen  der 












Die  erwarteten  CO2‐Emissionen  durch  die  Stromerzeugung  nach  dem  Basis‐Szenario  und  den  so 
angestellten  Berechnungen  laufen  dem  angestrebten  Ziel  der  Landesregierung,  den 
Treibhausgasausstoß  zu  reduzieren,  diametral  zuwider.  Nimmt  man  die  theoretischen 
Gesamtemissionen von 2010  in Höhe von 14,54 Mil. t als Grundlage, werden diese  im  Jahr 2020   mit 
17,57 Mill. t um über 3 Mill. t übertroffen, was eine Steigerung von über 20,8 Prozent gegenüber dem 
Jahr 2010 statt der angestrebten Reduktion von  ‐6 Prozent bedeutet. Das Reduktionsziel für 2025, das 




Das Basis‐Szenario  stellt mit  der Unterstellung  einer  konservativen  Fortführung  der  Stromproduktion 
aus  den  konventionellen  Erzeugungskapazitäten  und  der  Erfüllung  des  angestrebten  Ausbaus  der 
Erneuerbaren  Energien  einen  Strommix  dar,  der  in  den  nächsten  Jahren  problemlos  und  in  ferner 
Zukunft mit wenigen unterstützenden Maßnahmen wie  Import oder  leichtem Zubau den Strombedarf 
Baden‐Württembergs  decken  kann.  Die  wegfallenden  Kapazitäten  aus  der  Kernenergie  können  bei 
passenden Wetterverhältnissen durch die Produktion aus Erneuerbaren Energien kompensiert werden. 
Deren massiver Zubau stellt  jedoch auch erhöhte Anforderungen an die Regelung der konventionellen 









2020  eine  Lücke  von 15,1  TWh/a  anderweitig  zu decken. Da  sich dies  in der Größenordnung bereits 
vergangener  Jahre  bewegt,  ist  ein  Stromimport  – wie  in  den  Jahren  zuvor  auch  –  realistisch. Neben 
dieser bilanziellen Betrachtung über ein Jahr entstehen jedoch kurzfristige Lastdeckungslücken durch die 
gesteigerte  Abhängigkeit  volatiler  Stromerzeugung  aus  Erneuerbaren  Energien.  Bei  schlechten 
Wetterverhältnissen kann  im Jahr 2020 mit einer Deckungslücke von über 2 GW und  im Jahr 2025 von 
über  3  GW  gerechnet  werden,  denen  nur  knapp  2  GW  Pumpspeicherkapazitäten  zur  kurzfristigen 
Deckung  gegenüberstehen.  Um  die  Abhängigkeit  verfügbarer  Strommengen  aus  den  benachbarten 
Ländern oder dem nahen Ausland zu verringern – denn durch ähnliche Entwicklungen kann nicht mit 
einer  dauerhaften Verfügbarkeit  gerechnet werden  –  scheint  ein  Zubau  an  flexiblen  konventionellen 
Kapazitäten  als  Reserve  für  angebracht.  Dies  wird  auch  im  IEKK  unter  dem  Gesichtspunkt  der 
Versorgungssicherheit ausgeführt und hierfür ökonomische Anreize – etwa durch die Schaffung eines 
Kapazitätsmarktes – gefordert.  
















Stromerzeugung Kernenergie    9,9 TWh  16,0 %    ‐‐    ‐‐ 
Stromerzeugung fossil  27,3 TWh  44,2 %  27,2 TWh  46,6 % 
  Steinkohle  21,1 TWh  34,2 %  21,1 TWh  36,1 % 
  Erdgas    3,3 TWh    5,3 %    3,3 TWh    5,6 % 











Stromerzeugung erneuerbar  24,7 TWh  39,8 %  31,1 TWh  53,4 % 
  Photovoltaik    7,6 TWh  12,3 %    9,3 TWh  15,9 % 
  Windkraft    6,4 TWh  10,3 %  10,4 TWh  17,9 % 
  Wasserkraft    5,5 TWh    8,9 %    5,6 TWh    9,6 % 
  Biomasse    4,9 TWh    7,9 %    5,3 TWh    9,1 % 























Als  Aktualisierung  des  Alternativ‐Szenarios  aus  der  Vorgängerstudie  geht  auch  das  hier  diskutierte 
Alternativ‐Szenario  davon  aus,  dass  die  absoluten  Ziele  der  Landesregierung  bezüglich  der 
Stromproduktion aus Erneuerbaren Energien nicht vollständig erreicht werden, was besonders  für das 
sehr ambitionierte Ziel zum Ausbau der Windenergie angenommen wird. 
Bezüglich  der  Stromerzeugung  aus  konventionellen  Kraftwerken  werden  im  Wesentlichen  die 
Annahmen aus dem Basis‐Szenario übernommen, wobei jedoch  im Bereich der Erdgas‐Kraftwerke eine 
wesentliche Variation angenommen wird. So  trägt das Alternativ‐Szenario den Umständen Rechnung, 



















Da  die wesentliche  Variation  gegenüber  dem  Basis‐Szenario  in  der  geänderten  Stromproduktion  aus 
Erneuerbaren Energien besteht und auf diese Annahmen die anderen variierten Parameter aufbauen, 
wird diese Sparte an erster Stelle besonders diskutiert.  
Besonders  eine  Verfehlung  des  sehr  ambitionierten  Ziels  zum  Ausbau  der  Windenergie  wird  im 
Folgenden  diskutiert.  Wie  in  der  Einleitung  zum  Kapitel  5  zusammengestellt  wurde,  wird  im 
„Energieszenario 2050“ des ZSW (223), das dem  IEKK (43) der Landesregierung zugrunde  liegt,  im Jahr 
2020 eine  Stromproduktion aus Windkraft  in Höhe von  rund 6,4 TWh erwartet.  Interpoliert man das 
gesteckte Ziel für das Jahr 2030, ergibt sich für das zweite Betrachtungsjahr dieser Studie im Jahr 2025 
eine angestrebte Windenergie‐Strommenge von 10,5 TWh. Dem steht die reale Situation gegenüber: Die 
aktuellsten  Daten  zum  tatsächlich  produzierten  Strom  aus  Windkraft  liegen  beim  Statistischen 
Landesamt für 2013 vor (58). In diesem Jahr wurden lediglich 667 GWh Strom aus Windkraft produziert, 






ab dem  Jahr 2014 als das Folgejahr  zur  letzten Datengrundlage.  Im entsprechenden Abschnitt 5.2.1.3 
des Basis‐Szenarios  ist dargestellt, dass hierfür ab 2014 eine  jährliche Produktionssteigerung um über 





bis  2014  eine  Stagnation  der  Windstrom‐Produktion.  Verglichen  mit  dem  im  Basis‐Szenario  auf 
Grundlage des politischen Ziels angenommenen Wert von 1,5 TWh in 2014 ist dies deutlich weniger als 
die  Hälfte.  Zur  Zielerreichung  wären  nun  ab  dem  Jahr  2015  nochmals  deutlich  größere 
Produktionssteigerungen von bereits knapp 1 TWh notwendig.  
In Abschnitt 3.2.1 wird von 1.000‐1.200 benötigten Windkraftanlagen einer Leistung von 2,5‐3 MW  in 
2020  gesprochen, wenn  das  angestrebte  Ziel  erreicht werden  soll.  Zu  einer  ähnlichen  Einschätzung 








Förderung  der  Windkraft  (siehe  Abschnitt  2.1.3)  tatsächlich  mit  einem  deutlichen  Aufwuchs  der 
Windenergie  zu  rechnen,  jedoch  auch  vor  dem Hintergrund  der  in  der  Vorgängerstudie  diskutierten 





des  Ziels  entspricht.  In  dieser  Studie  lauten  die  Produktionsziele  gemäß  ZSW  (223)  und  IEKK  (43) 
6,35 TWh  in  2020  und  10,5 TWh  in  2025.  Würde  man  entsprechend  dem  Alternativ‐Szenario  der 
Vorgängerstudie  als  Annahme  für  2025  die Hälfte  der  angestrebten  Stromproduktion  und  damit  für 
2025 eine Produktion von 5,25 TWh annehmen und nach gleicher Systematik auch das Ziel für 2020 auf 
knapp  3,2  TWh  halbieren,  wäre  ab  2013  –  um  bei  der  Ausgangslage  der  Daten  des  Statistischen 
Landesamts zu bleiben – immer noch ein jährlicher Produktionszuwachs von knapp 340 GWh/a bis 2020 
und  dann  von  über  400  GWh/a  bis  2025  zur  Zielerreichung  notwendig.  Bei  Beachtung  der  vom 
Umweltministerium  abgeschätzten  tatsächlich  produzierten  Strommenge  für  2014  (s.o.)  läge  der 
jährliche Produktionszuwachs ab 2015 schon deutlich über 400 GWh/a und damit bei zwei Dritteln des 
aktuell  jährlich  produzierten  Stroms.  Weiter  würde  eine  solche  Annahme  bedeuten,  dass  die 
Ausbauziele  des  Alternativ‐Szenarios  deutlich  über  denen  des  entsprechenden  Szenarios  der  letzten 








wird. Damit  liegt das Ziel für 2025 zwar  immer noch  leicht über der Annahme des Alternativ‐Szenarios 
der  Vorgängerstudie,  in  beiden  Zielmarken  jedoch  deutlich  unter  der  Hälfte  des  Ziels  der 
Landesregierung. Für die Modellierung wird wieder als Ausgangsjahr das Jahr 2013 als das mit Daten des 
Statistischen  Landesamts  zuletzt  hinterlegte  Jahr  angenommen  und  somit  ab  2014  die  jährlichen 
Aufwüchse berechnet. Diese betragen demnach bis  2020 durchschnittlich  333 GWh/a, was  etwa der 
Hälfte der Stromproduktion  in 2013 entspricht. Dem Ziel der Landesregierung, über 14,5 TWh  in 2030 
über Windkraft  zu produzieren, wird die deutlich  reduzierte Annahme  von 5 TWh  gegenübergesetzt, 
was  interpoliert  für das Zieljahr 2025 eine  Stromproduktion  von 4 TWh bedeutet, wofür ab 2020 ein 





geringeren Zielwert gearbeitet wurde, wurden  in dieser Aktualisierung die Zielwerte auf dem  im  IEKK 
angenommenen Niveau belassen. Da die Studie 2012 noch von einem landespolitischen Ziel von 7 TWh 
in 2020, das IEKK jedoch hierfür von 7,6 TWh ausgeht, ist der Unterschied in dieser Sparte zwischen den 





bis  2020  einen  jährlichen  durchschnittlichen  Aufwuchs  von  ca.  510  GWh.  Anders  als  bei  der 
Windenergie,  bei  der  ein  Vielfaches  der  aktuell  erreichen  Stromproduktion  als  Aufwuchs  gefordert 




Dennoch  lassen  die  erwähnten  Abschätzungen  für  2014  einen  Aufwuchs  der  Produktion  um  ca. 
630 GWh auf über 4,6 TWh erwarten, was den  im Basis‐Szenario für dieses Jahr geforderten Aufwuchs 
deutlich  übersteigt.  Diese  Beobachtungen  lassen  es  zu,  die  Ziele  der  Landesregierung  als  realistisch 
anzusehen und auch  im Alternativ‐Szenario beizubehalten. Der abgeschwächte Aufwuchs ab 2020 von 
rund 330 GWh/a bis 2025  ist ebenfalls  vereinbar mit einem  zu erwartenden  Sättigungseffekt,  sodass 
auch das Fernziel von rund 9,3 TWh in 2025 erreichbar erscheint.  
















So  ist  ihre Betriebsdauer bei höherer Einspeisung von Strom aus Wind und Sonne deutlich  reduziert. 
Auch  andere  Effekte  wie  etwa  ein  vermehrter  Import  von  günstigerem  Strom  aus  anderen 
konventionellen  Kraftwerken  lässt  die  Auslastung  der  Erdgas‐Kraftwerke  zurückgehen.  Die  damit 
verbundenen wirtschaftlichen  Folgen wurden  nicht  zuletzt  prominent  durch  die  Diskussion  über  die 
geplante  Abschaltung  des  modernen  Erdgaskraftwerks  im  Bayerischen  Irsching  deutlich  (256).  Auch 







Um  diese  Überlegungen  im  Alternativ‐Szenario  zu  berücksichtigen,  wurde  für  die  Auslastung  der 
Erdgaskraftwerke eine reduzierte Zahl der Volllaststunden angenommen. Als Basis für eine berechnete 
Grundlage, wurden  die  Lastdaten  des  Jahres  2013  (248)  als  Basis  herangezogen.  Die  über  das  Jahr 





Abschnitt  5.2.1.5  zugrunde  gelegt.  So  werden  zunächst  die  Erneuerbaren  Energien  (Wasserkraft, 
Biomasse,  sonstige  Erneuerbare  Energien)  aufgrund  des  Einspeisevorrangs  berücksichtigt,  wonach 
Kernenergie, Steinkohle und sonstige folgen. 
Die  Stromimporte  werden  als  anteilig  konstant  angenommen.  So  wird  als  Referenz  der  Anteil  des 




hier wird  angenommen,  dass  die wegfallenden Mengen  (ca.  10 TWh  ab  2020,  ca.  20 TWh  ab  2023) 
vollständig kompensiert werden – entweder durch weitere Importe oder durch weitere Erzeugung über 
konventionelle  Kraftwerke.  Eine  vollständige  Kompensation  über  die  Erdgaskraftwerke  scheint 
unrealistisch und würde die Untersuchung der Erdgas‐Auslastung  im ersten Schritt verzerren, weshalb 
diese Kompensation getrennt herausgerechnet wurde. 
Die nun entstehende  Lücke bis  zum errechneten  Lastverlauf wird –  soweit möglich –  rechnerisch mit 
Strom aus Erdgaskraftwerken gedeckt. Hierbei wird die Auslastung nicht mehr konstant angenommen, 
sondern  es  wird  zur  Lastdeckung  entsprechend  der  Granularität  der  statistischen  Daten  im 
Viertelstunden‐Takt  ermittelt, wie  viel  Strom  durch  Erdgas  hierfür  produziert werden müsste. Dabei 
wurde  die  Produktionsobergrenze  mit  95 Prozent  der  installierten  Kapazitäten  für  Erdgaskraftwerke 
berücksichtigt.  Überschüssige  Produktionen,  ob  aus  Erneuerbaren  Energien  oder  den  anderen 
konventionellen  Kapazitäten,  werden  zur  Vereinfachung  als  Export  oder  etwa  zur  Beladung  der 
Pumpspeicher angenommen. Die Projektion der Lastverläufe und die Steigerungen der Einspeisung von 
Strom  aus  Wind  und  Sonne  werden  vor  dem  Hintergrund  der  Annahmen  des  Alternativ‐Szenarios 




2016  statt  den  im  Basis‐Szenario  angenommenen  über  2800 Vlh  nur  noch  1050 Vlh  angenommen. 





sehr  schwierig und auch dann mit einer  starken Unsicherheit behaftet. Hier  spielen eine Vielzahl von 









Wie  beschrieben wird  zunächst  ein,  bezogen  auf  den  Bruttostromverbrauch,  konstanter  Import  von 
Strom aus benachbarten Ländern oder dem Ausland angenommen. Offen bleibt die Frage der Deckung 
der ausfallenden Produktion aus der Kernenergie, die sich  in den Jahren 2020 und 2023 um jeweils ca. 
10 TWh  reduziert.  Bei  der  Berechnung wurde  pauschal  von  einer Deckung  durch  Importe  oder  dem 
Aufbau weiterer Kapazitäten gesprochen. Soll dies über den Aufbau weiterer Kapazitäten erfolgen, sind 
erhebliche Kompensationskapazitäten  zuzubauen oder die Auslastung der konventionellen Kraftwerke 





dem  Basis‐Szenario  übernommen werden.  Die wesentliche  Änderung  –  eine  verringerte  Einspeisung 
durch  Strom  aus  Windkraft  durch  einen  reduzierten  Ausbau  –  ist  durch  die  Diskussion  über  das 
Ausbleiben der volatilen Einspeisung von Wind‐ und Sonnenstrom abgedeckt. 
Auch die CO2‐Emissionen haben sich nicht grundlegend gegenüber dem Basis‐Szenario geändert, da der 
Großteil  der  Annahmen  über  die  Stromproduktion  aus  konventionellen  Kraftwerken  übernommen 
wurde. Die Verringerung  der  Produktionsleistung  aus  Erdgas‐Kraftwerken wird  sich  dennoch  in  einer 
leichten Reduktion der CO2‐Emissionen  gegenüber dem Basis‐Szenario  in Höhe  von  ca. 0,9 Mill.t  aus, 






besonders  für  die  Windkraft  und  der  reduzierten  Auslastung  der  Erdgas‐Kraftwerke.  Eine  solche 
Szenariobetrachtung  lässt  nur  stark  vereinfachende  Annahmen  zu,  die  auf  einer  bestmöglichen 
Begründung basieren. Die Realität wird deutlich vielschichtiger sein. Während der Ausbau der sonstigen 
Erneuerbaren  Energien  weniger  kritisch  betrachtet  wird,  wird  sich  die  Stromproduktion  aus 
konventionellen  Kraftwerken  weiter  ändern.  Vor  allem  die  Steinkohlekraftwerke  bedürfen  einer 
weiteren Aufmerksamkeit, so müsste auch deren Auslastung tiefer analysiert werden. Eine Abschätzung 
ist mit den vereinfachenden Modellannahmen nur  schwer umzusetzen,  jedoch  ist davon auszugehen, 
dass deren Produktion ebenfalls abnehmen wird.  In Bezug auf den Klimaschutz  ist der  Strommix des 
Alternativ‐Szenarios kein wesentlicher Schritt nach vorne, da sich die Emissionen in der Größenordnung 
des Basis‐Szenarios bewegen. Reduzierte Produktionen  aus  konventionellen Kraftwerken  können hier 
Abhilfe  schaffen  (siehe  auch  das  Klimaschutz‐Szenario),  jedoch  sind  dann  die  Abhängigkeiten  von 













Stromerzeugung Kernenergie    9,9 TWh  17,6 %    ‐‐    ‐‐ 
Stromerzeugung fossil  25,3 TWh  44,8 %  25,2 TWh  50,5 % 
  Steinkohle  21,1 TWh  37,4 %  21,1 TWh  42,3 % 
  Erdgas    1,2 TWh    2,1 %    1,2 TWh    2,4 % 











Stromerzeugung erneuerbar  21,3 TWh  37,7 %  24,7 TWh  49,5 % 
  Photovoltaik    7,6 TWh  13,4 %    9,3 TWh  18,6 % 
  Windkraft    3,0 TWh    5,3 %    4,0 TWh    8,0 % 
  Wasserkraft    5,5 TWh    9,7 %    5,6 TWh  11,2 % 
  Biomasse    4,9 TWh    8,7 %    5,3 TWh  10,6 % 














         








Während  der  Fokus  der  beiden  voranstehend  diskutierten  Szenarien  auf  der  Sicherstellung  der 
Stromversorgung  in Baden‐Württemberg  lag, soll nun  in einem theoretischen Klimaschutz‐Szenario ein 
Fall kurz andiskutiert werden, in dem die klimaschutzpolitischen Ziele der Landesregierung nach Tabelle 
5‐5 erreicht werden können. Nach diesen sollen die CO2‐Emissionen aus der Stromproduktion bis 2020 
um  6 Prozent  gegenüber  2010 und bis  2025  interpoliert um  19 Prozent  gegenüber  2010  sinken. Wie 
dargestellt, werden  in den anderen beiden Szenarien diese Ziele weit verfehlt und es wird  jeweils ein 
Aufwuchs der CO2‐Emissionen um rund 20 Prozent bzw. 14 Prozent erwartet. 
Um  die  Reduktion  zu  erreichen,  wird  der  Strommix  für  konventionelle  Stromerzeugung  neu 
zusammengestellt  werden  müssen,  was  den  Untersuchungsgegenstand  des  Szenarios  bildet.  Die 

















Konventionelle  Kraftwerke  werden  zur  Deckung  der  Grundlast  in  mittelbarer  Zukunft  weiter  eine 
wesentliche  Säule  der  Stromversorgung  bleiben.  Daher  soll  die  Summe  der  Stromproduktion  aus 
konventionellen  Kraftwerken  gleich  der  des  Basis‐Szenarios  angenommen  werden.  Auf  Grund  der 
unterschiedlichen  Emissionen der  verschiedenen  Sparten  sowie der  abweichenden Wirkungsgrade  ist 
jedoch eine Verschiebung der Produktion notwendig. Steinkohle hat mit 336,1 g/kWh eine wesentlich 
höhere  CO2‐Emission  als  Erdgas  mit  201,3 g/kWh.  Die  wesentliche  Produktion  erfolgt  in  Baden‐
Württemberg  jedoch  mit  Steinkohlekraftwerken.  Um  dies  zu  ändern,  müssen  Produktionsmengen 
zwischen den Sparten Steinkohle und Erdgas verschoben werden. Dabei  ist darauf zu achten, dass die 
neuen  Blöcke GKM 9  und  RDK 8,  deren Wirkungsgrad  höher  als  bei  herkömmlichen  Kraftwerken  ist, 
sicher weiter  eine  höhere  Produktion  gegenüber  den  älteren Anlagen  haben werden, weshalb  diese 
gesondert  betrachtet  werden.  Die  Produktion  aus  Mineralöl  und  sonstigen,  besonders  Abfall  und 
Pumpspeicher, wird als konstant angenommen. 








GKM 9  und  RDK 8  um  etwa  die Hälfte  auf  4,1   TWh  statt  den  angenommenen  8,4 TWh  drosselt.  Ein 
gleichzeitiger  Aufwuchs  der  Stromproduktion  aus  Erdgas  von  3,2 TWh  des  Basis‐Szenarios  auf  etwa 
16,3 TWh wäre  notwendig.  So müssten  die  alten  Steinkohle‐Kraftwerke  ab  2016  ihre  Produktion  um 
jährlich  rund  2 TWh  reduzieren,  die  neuen  Blöcke  um  etwa  0,9 TWh.  Die  Produktion  aus 
Erdgaskraftwerken müsste ab 2016 bis 2020 um jährlich etwa 2,8 TWh steigen. 
Das Ziel für 2025  ist mit 19 Prozent CO2‐Emissionsreduktion gegenüber 2010 noch ambitionierter, was 
weitere Anstrengungen  erfordert.  Zu  erreichen wäre dies  etwa mit  einer  kompletten  Einstellung der 
Stromproduktion aus alten Steinkohlekraftwerken und der weiteren Reduktion der Stromerzeugung  in 
GKM 9  und  RDK 8  auf  2,1 TWh.  Die  Stromproduktion  aus  Erdgas  müsste  dann  auf  etwa  22,7 TWh 
steigen. 
Die Lastdeckung und die Stromproduktionslücke wurden in diesem Szenario nicht gesondert untersucht, 















Stromerzeugung Kernenergie    9,9 TWh  16,0 %    ‐‐    ‐‐ 
Stromerzeugung fossil  27,3 TWh  44,2 %  27,2 TWh  46,6 % 
  Steinkohle    8,1 TWh  13,1 %    2,1 TWh    3,6 % 
  Erdgas  16,3 TWh  26,3 %  22,2 TWh  38,1 % 











Stromerzeugung erneuerbar  24,7 TWh  39,8 %  31,1 TWh  53,4 % 
  Photovoltaik    7,6 TWh  12,3 %    9,3 TWh  15,9 % 
  Windkraft    6,4 TWh  10,3 %  10,4 TWh  17,9 % 
  Wasserkraft    5,5 TWh    8,9 %    5,6 TWh    9,6 % 
  Biomasse    4,9 TWh    7,9 %    5,3 TWh    9,1 % 










         









Die  Entwicklung  des  zukünftigen  Energiesystems  in  Baden‐Württemberg  muss  sich  nach  vielen 
Anforderungen  richten  und  ist  vielen  Einflüssen  ausgesetzt  –  politischer,  technischer,  sozialer  und 
ökonomischer  Natur.  Welche  Anforderungen  bestehen  und  Voraussetzungen  existieren  oder  sich 
entwickeln, wurde  in den vorherigen Kapiteln dargestellt. Dieses Kapitel  sollte anhand von einfachen 





des  Strombedarfs,  der  in  einem  Jahr  anfällt,  oder  die  nach  dem  notwendigen  Ausbau  erneuerbarer 
Energien  zu  klären. Auch  können mit  ihnen Abschätzungen über die  zu erwartenden CO2‐Emissionen 
getroffen werden. Dabei orientieren sich die Berechnungsmethoden an denen der Vorgängerstudie und 
sind in den Vorbetrachtungen zu diesem Kapitel ausführlich dargestellt. In dieser Aktualisierung wurden 
an  einigen  Stellen  eine  Schärfung  der  Betrachtungen  sowie  eine  Anpassung  der  Methodik 
vorgenommen, um die Aussagekraft zu erhöhen. Was bleibt ist eine allgemeine Betrachtungsweise, die 




wobei  zur  Ermittlung  der  zu  erwartenden  Produktion  analog  zur  Vorgängerstudie  insbesondere  im 
Basiszenario  und  größtenteils  im  Alternativszenario  eine  konservative  Kraftwerksauslastung 
angenommen  wird.  Während  die  Studiengröße  Stromproduktion  somit  für  die  konventionellen 
Kraftwerke über die Ermittlung der Kapazitäten  in Verbindung mit der Auslastung ermittelt wird, wird 








dieser  Studie  nicht  erfolgen  konnte.  Zu  nennen  sind  hier  neben  den  einigermaßen  gut  bekannten 
politischen Rahmenbedingungen die deutlich schwieriger vorhersehbaren ökonomischen Entwicklungen 
–  sowohl  konjunktureller  Art,  was  sich  auf  die  Stromnachfrage  auswirkt,  als  auch 
betriebswirtschaftlicher Art  im Hinblick auf unternehmerische Entscheidungen der Kraftwerksbetreiber 
und EVUs bezüglich der Auslastung, Investitionen und des Stromhandels. Weitere Unwägbarkeiten sind 
gerade  für  die  Erneuerbaren  Energien  die  zu  erwartenden  Wetterlagen,  aber  auch 
gesellschaftspolitische  Strömungen  und  unerwartete  Ereignisse,  etwa  Naturphänomene  oder 
Schwierigkeiten  in  der  Lieferkette  für  Rohstoffe.  Nicht  zuletzt  der  Betrachtungsrahmen  eines 
„abgeschlossenen  Energiesystems  Baden‐Württemberg“  mit  bilanziellem  Im‐  und  Export  stellt  eine 











von  großen  Trends  bei  der  Umsetzung  der  Energiewende  und  den  lokalen  Verhältnissen  in  Baden‐
Württemberg.  Sie  zeigen,  zu  welcher  Energieproduktion  die  im  Land  vorhandenen  Kapazitäten  bei 
ähnlichen Bedingungen  in der Lage sind, ob die angedachten Veränderungen realisierbar und auch für 
das Gesamtsystem  verkraftbar  sind und ob die  angenommene Gesamtstromnachfrage damit  gedeckt 
werden kann. Auch zeigen sie, welche Stromimporte über das Jahr betrachtet notwendig sind, wenn das 
System  entsprechend  fortgeschrieben  wird  und  lassen  Vergleiche  mit  früheren  Jahren  zu,  um 
abzuschätzen,  ob  Netzte  und  Verbraucher  mit  den  zu  erwartenden  Strombewegungen  über  die 
Landesgrenzen  hinweg  umgehen  können.  Zudem  wird  in  einer  vereinfachenden,  aber  der 
Betrachtungstiefe der  skizzierten  Szenarien  gerecht werdenden Analyse  eine punktuelle Abschätzung 
über die theoretisch mögliche Lastdeckung in einem realen Lastverlauf unter realen Wetterbedingungen 
angestellt. Hierzu wurden  tatsächlich angefallene  Lastverläufe auf die prognostizierte Stromnachfrage 
der Betrachtungsjahre  skaliert  und  der  theoretischen  Stromproduktion  aus  vorhandenen  Kapazitäten 
bei  einer  maximal  möglichen  Auslastung  gegenübergestellt.  Die  Produktion  aus  den  volatilen 
erneuerbaren  Energien  und  damit  die  Wetterverhältnisse  wurden  aus  der  realen  Einspeisung  der 
Monate  des  betrachteten  Lastverlaufs  herangezogen  und  mit  den  erwarteten  Steigerungen  der  EE‐
Produktion auf Grund von Kapazitätszubau  linear extrapoliert. Unter Beachtung des Einspeisevorrangs 
für  Erneuerbare  Energien  kann  so  unter  allen  erwähnten  Einschränkungen  recht  gut  abgeschätzt 
werden, ob einerseits die  Last mit den erwarteten Kapazitäten  landesintern  zu decken wäre oder ob 







Regionen und damit die  potentiellen  Zulieferer oder Abnehmer  vor den  gleichen Herausforderungen 
stehen und so landesintern eine Lösung gesucht werden müsste. Auch ist durch die Herangehensweise 
der  Szenarien eine Aussage möglich, wie  sich die CO2‐Emissionen entwickeln  könnten. Gerade dieser 
Aspekt ist eine wichtige Betrachtungsgröße bei den Zielen des Klimaschutzes und oft eine Schwierigkeit 
im  System,  das  verstärkt  fossile  Brennstoffe  einsetzt  auf  Grund  der  abnehmenden  Produktion  aus 
Kernkraft.  Hier  reicht  eine  jahresbilanzielle  Sicht  aus,  um  tendenzielle  Aussagen  zu  treffen, weshalb 
speziell das Klimaschutzszenario neu entwickelt wurde. Dieses löst sich von den vorherigen in Bezug auf 






kann.  Das  Basis‐Szenario  zeigt  dabei,  dass  bei  einem  auf  heutigem  Niveau  konstantem  Betrieb  der 





Stromproduktion  aus  Erneuerbaren  Energien  kompensiert  werden  kann  und  bei  dem  erwarteten 
Rückgang der  Stromnachfrage die Abhängigkeit  von  Importen  sich nicht wesentlich  von der heutigen 
Situation unterscheidet. Offen bleibt die  Frage, woher diese  Stromimporte  kommen.  Sicher wird  sich 
auch der politische Blick auf die Quelle des importierten Stroms verschärfen, um nicht die angestrebten 
Ziele ad absurdum  zu  führen. Da wird  schnell klar, dass ein  starker  Import von Kernenergie aus dem 
Ausland auf der einen Seite und Strom aus Kohle und vor allem Braunkohlekraftwerken auf der anderen 
Seite  politisch  schwierig  wird  –  gerade  vor  dem  Hintergrund  der  politischen  Vereinbarung,  die 
Braunkohleverstromung stark zu reduzieren. Der Import des Stroms aus Erneuerbaren Energien aus dem 
Norden Deutschlands ist sicher der bevorzugte Weg, wozu der Netzausbau eine wesentliche Rolle spielt. 
Auch  hierzu  sind  durch  die  Vereinbarung  mit  den  Festlegungen  zum  Erdverkabelungsvorzug  für 
Gleichstromkabel  und  Grundsatzfestlegungen  für  die  Trassenführungen  wichtige  Schritte  gegangen, 
doch auch dieser Strom ist volatil – wenn auch nicht in dem Maße wie die einheimischen Erneuerbaren 
Energien. Hier liegt das größere Problem, das mit Blick auf die Betrachtungen zur Lastdeckung deutlich 
wird: Die Produktionsspitzen  für  Erneuerbare  Energien  zeigen  eine Überproduktion um mehr  als das 
Doppelte  des  verbrauchten  Stroms  im  Land,  während  eine  Lücke  bei  entsprechend  schlechteren 
Bedingungen  entsteht.  Somit  trügt  die  jahresbilanzielle  Betrachtung  naturgemäß  ein wenig  und  die 
Anforderungen  konzentrieren  sich  weniger  auf  die  Frage,  ob  der  Strom  insgesamt  über  das  Jahr 
ausreichend  produziert wird,  sondern wie mit  den  stark wechselnden  Bedingungen  und  den  daraus 
entstehenden Anforderungen umgegangen wird. Hier richtet sich der Blick zum einen auf ausreichende 
wetterunabhängige Kapazitäten, zum anderen auf die technischen Voraussetzungen, diese kurzfristig zu 
steuern.  Sicher werden  hier  umgerüstete  oder  neue Gas‐Kraftwerke  eine wichtige  Rolle  spielen. Auf 
jeden  Fall wird  jedoch  auch die  Frage nach der  Speicherung  in  großem Umfang und mit  schnelleren 
Schaltzeiten  immer wichtiger. Pumpspeicherkraftwerke mit einer  installierten Leistung von ca. 2 TWh 




zum  anderen  wird  die  Stromproduktion  aus  Erneuerbaren  Energien  stärker  von  dem  Faktor 
Sonneneinstrahlung  abhängig  und  kann  weniger  durch  einen  in  erster  Ordnung  unabhängigen 
Wetterfaktor  Wind  ausgeglichen  werden.  Natürlich  ist  die  Sonneneinstrahlung  einem  konstanteren 
Rhythmus unterworfen, aber auch konstant wechselnd, wobei Wind auch  längere Perioden konstante 
Produktion darstellen kann. Das Alternativszenario  zeigt  zudem, dass konventionelle Kraftwerke  stark 
auf diese Faktoren mit entsprechender Auslastungssteuerung reagieren müssen, was  in diesem Fall für 
die  Gaskraftwerke  angenommen  wurde.  Diese  beiden  Faktoren  lassen  das  Alternativszenario  etwas 
näher an der Realität erscheinen als das starrere Basisszenario. 





erfüllt, die Reduktion der CO2‐Emissionen  scheint  jedoch bei einer  solchen Entwicklung weit verfehlt, 
wie  die  Berechnungen  innerhalb  der  beiden  Szenarien  deutlich  zeigen.  Gerade  nach  den  sehr 
weitreichenden  und  ambitionierten  nationalen  und  internationalen  Zielen  zum  Klimaschutz,  die  in 





Abschaltung  der  Kernenergie  und  die  damit  notwendige  Kompensation  zunächst  durch  fossile 
Kraftwerke erschwert die Zielerreichung. Das Klimaschutz‐Szenario  zeigt, welche massiven Einschnitte 
im  fossilen  Sektor  notwendig wären,  um  die  angestrebte Reduktion  der  Treibhausgase  zu  erreichen, 
ohne dabei ein reales und detailliertes Szenario zu entwerfen. Dabei basieren diese Überlegungen nicht 
auf  konkreten  Vorhaben  der  Betreiber  oder  technischen  Aspekten  wie  Lebensdauern  oder 
ökonomischen Randbedingungen, sondern auf der simplen Rechnung, welche Treibhausgase das System 
bei  der  nach  dem  Basis‐Szenario  und  dem Alternativ‐Szenario  prognostizierten  Entwicklung  emittiert 
würden und welche man  sich  leisten könnte, wenn man die Ziele erreichen möchte. Das Ergebnis  ist 
wenig überraschend und massiv zugleich: nahezu der gesamte fossile Sektor müsste sich wandeln durch 






Dass  solche  bedeutenden  Eingriffe  in  den  konventionellen  Strommix  prinzipiell möglich  sind,  hat  ein 
Gutachten  im  Auftrag  des  Rheinland‐Pfälzischen  Wirtschaftsministeriums  gezeigt,  nach  dem  ein 
sogenannter  „Kohleausstieg“  theoretisch möglich wäre  (257). Auch  legte die Agora Energiewende  im 
Januar 2016 „Elf Eckpunkte für einen Kohlekonsens“ vor,  in denen ein Fahrplan für einen Ausstieg aus 
der  Kohleverstromung  dargestellt wird  (258). Die Wirtschaftlichkeit  für  Baden‐Württemberg  und  der 
notwendige enorme Aufbau an Erdgaskapazitäten müssten gesondert untersucht werden. Wenn man 








CO2‐Emissionen  zu  erreichen  und  damit  auch  in  der  Stromproduktion  aktiv  zum  Klimaschutz 
beizutragen. Die Maßnahmen der Bundesregierung gehen hier  jedoch  in die  richtige Richtung: gerade 
das  neue  KWK‐Gesetz weist  den Weg weg  von  Kohle  und  hin  zu Brennstoffen wie Gas,  die  deutlich 
weniger  Treibhausgase  emittieren.  Auch  ist  die  Festlegung  des  geänderten  Ziels  des  KWK‐Gesetzes, 






















anderem  die  Kosten  für  den  Aufbau,  den  Betrieb  und  die  Instandhaltung  von  Stromnetzen.  Die 
Netzbetreiber  sind  seit 2005 verpflichtet,  ihre Netzentgelte auf Basis der angezeigten Kosten von der 
















Stromvertriebe  und  damit  den  Endkundenpreis;  für  die  Strombeschaffungskosten  energieintensiver 
Unternehmen;  für  die  Differenzkosten  zwischen  Strom  aus  Erneuerbaren  Energien,  der  nach  dem 
Erneuerbare‐Energien‐Gesetz vergütet wird, und der übrigen Stromerzeugung (und damit für die Höhe 
der  EEG‐Umlage);  sowie  für  die  Erlöse  und  damit  die Wirtschaftlichkeit  von  Kraftwerken,  die  keine 
gesetzlich garantierte Vergütung bekommen. Der Stromgroßhandelspreis wird an der Strombörse EEX 
oder  in  bilateralen  Handelsgeschäften  ermittelt.  Unterschieden  werden  dabei  der  langfristige 
Terminmarkt, an dem Strom bis zu sechs Jahre im Voraus gehandelt wird, und der kurzfristige Spotmarkt 
mit  dem  Handel  am  Vortag  (Day  Ahead)  und  am  Liefertag  selber  (Intraday).  Das  Niveau  des 
Spotmarktpreises  reflektiert  vor  allem  die  aktuelle  Stromnachfrage  und  die  Verfügbarkeit  von 
Kraftwerken,  inklusive  des  fluktuierenden  Angebots  der  Erneuerbaren  Energien.  Der  heutige 







einer  zusätzlich  erzeugten  Kilowattstunde. Diese  hängen  bei  fossil  befeuerten  Kraftwerken  vorrangig 
von  den  Brennstoffkosten  und  den  Kosten  der  Emissionsberechtigungen  für  den  Ausstoß  von 
Kohlendioxid  ab. Änderungen  der  CO2‐Preise  und  der Brennstoffpreise wirken  damit  unmittelbar  auf 
den Stromgroßhandelspreis und die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke (Merit‐Oder) ein (259). 
Verschiedene  energiewirtschaftliche  Studien  betrachten  die  Entwicklung  der  Stromgroßhandels‐  bzw. 
Börsenstrompreise,  da  diesem  einen  wichtiger  Stellenwert  in  der  Diskussion  über  die  Kosten  der 
Energiewende  eingeräumt  wird.  Dabei  lassen  sich  die  Studien  nur  schwer  vergleichen,  da  die 
methodischen  Ansätze  sehr  vielfältig  sind  und  die  Studien  unterschiedliche  Zielsetzungen  haben.  Es 
werden  sehr  unterschiedliche  Annahmen  zur  Entwicklung  der  Erneuerbaren  Energien  und  deren 
Wechselwirkungen  mit  dem  Strommarkt  getroffen.  Beispielsweise  betrachtet  die  „Leitstudie  2010“ 
(244) als Schwerpunkt die Erreichung der Ziele bei der CO2 Einsparung, während andere Rechenmodelle 







Abbildung  5‐13  stellt  neben  der  tatsächlichen  jahresdurchschnittlichen  Entwicklung  der 
Großhandelspreise von 2005‐2015 ausgewählte Ergebnisse verschiedener Studien zusammen. Die große 






Grund  für  den  weiteren  Anstieg  der  EEG‐Umlage  (Differenz  der  Vergütungszahlungen  nach  dem 







die Strompreise spürbar wurden. Auch wurden  Industrieprivilegien  in der Gesellschaft und ebenfalls  in 
europarechtlichem  Zusammenhang  kritisch  diskutiert.  In  einer  Studie  des  Fraunhofer  ISE  zur 
historischen Entwicklung der EEG‐Umlage werden die Gründe für die stark steigende EEG‐Umlage in den 
Jahren bis 2014 diskutiert (15). Allein im Zeitraum zwischen der Vorgängerstudie und dem Jahr 2014 hat 









angeführten  Studien  zur EEG‐Umlage die Entwicklung dieser Umlage unterschätzen  (Abbildung 5‐14). 
Andererseits überschätzen – unter anderem  infolge der nicht  vorhergesehenen geringen Marktpreise 
für CO2‐Zertifikate  ‐ alle angeführten Studien die Entwicklung der Großhandelspreise  für die  Jahre bis 
2015 (Abbildung 5‐13). Während auch in den folgenden Jahren die Einspeisung von Elektrizität aus einer 
immer  weiter  wachsenden  Anzahl  von  Anlagen  auf  Basis  Erneuerbarer  Energien  eine  dämpfende 
Wirkung  auf den Großhandelspreis haben wird, werden  Faktoren wie  steigende CO2‐Zertifikatepreise 
und zukünftige Knappheiten von Erzeugungskapazitäten preissteigernd wirken. Voraussichtlich wird sich 





einzuschätzenden  Entwicklung  der  ökonomisch  getriebenen  Stilllegungen  von  konventionellen 
Kraftwerken ab. 
Das Freiburger Ökoinstitut hat  im Auftrag der Agora Energiewende 2015 eine Studie „Die Entwicklung 
der  EEG‐Kosten  bis  2035“  (264)  vorgelegt  und  den  EEG‐Rechner  (265)  entwickelt.  In  der 
Langfristprognose wird hier ein Absinken der EEG‐Umlage ab 2023 prognostiziert, ebenso ein Sinken der 
Strompreise für den Verbraucher ab diesem Zeitraum. Trotz steigendem Anteil an Erneuerbaren Energie 
wird  die  EEG‐Umlage  ab  2023  sinken,  da  ab  2023  die  Erneuerbaren‐Anlagen  mit  hohen 
Vergütungsansprüchen  aus  den  Anfangsjahren  des  EEG  aus  der  EEG‐Vergütung  fallen,  und  neue 





und  ihre  Entwicklung  in  den  letzten  Jahren.  Da  jedoch  weiterhin  ein  substantieller  Netzausbau  zur 
Umsetzung der “Energiewende” notwendig  ist, soll die weitere Entwicklung der Netznutzungsentgelte 
betrachtet  werden.  Einige  Studie  untersuchen  die  Auswirkungen  des  Stromnetzausbaus  auf  die 
Netznutzungsentgelte,  dazu  notwendig  sind  die  Abschätzungen  des  Ausbaugrades,  der  notwendigen 
Investitionen  unter  Berücksichtigung  demographischer  Entwicklungen  für  Übertragungs‐und 
Verteilungsnetze (266) (261). 
Für Deutschland lässt sich demnach festhalten, dass die im Netzentwicklungsplan vorgesehenen und von 
der  Bundesnetzagentur  bestätigten  Ausbaumaßnahmen  in  den  nächsten  zehn  Jahren  zu  einer 
durchschnittlichen geschätzten jährlichen Kostensteigerung von 7,3 Prozent auf Übertragungsnetzebene 
führen. Durch ein bundesweites Umlegen der Offshorekosten, die mit 54 Prozent den größten Teil der 
Investitionen  ausmachen,  kommt  es  zu  einer  weitest  gehenden  Angleichung  der 
Übertragungsnetzumlagen  in  den  Bundesländern  (266).  Die  aus  der  dena‐Verteilnetzstudie  (267) 
abgeleiteten regionalisierten Verteilungsnetzinvestitionen zeigen, dass einige der Regionen, auf die die 
meisten  Investitionen entfallen, ebenso  in besonderem Maße durch einen Bevölkerungsrückgang vom 
demographischen  Wandel  betroffen  sind.  Die  regionalisierte,  demographische  Prognose  der 
Netznutzungsentgelte weist Regionen aus, die strukturell durch die Netzkosten benachteiligt sind. Diese, 
vom  demographischen  Wandel  besonders  betroffenen  Gebiete,  beschränken  sich  jedoch  nicht 
ausschließlich auf die überwiegend  ländlich  strukturierten neuen Bundesländer  sondern  sind auch  im 
Nordosten  Bayerns,  dem  Saarland  oder  dem  Ruhrgebiet  anzutreffen.  In  der Gesamtbetrachtung  der 
dena wird eine Entgeltsteigerung in den nächsten zehn Jahren von durchschnittlich jährlich 2,0 Prozent 
für  Haushalts‐  und  Gewerbekunden  sowie  von  4,9  Prozent  für  Industriekunden  prognostiziert.  Über 
einem Zeitraum von zehn Jahren entspricht dies einer Steigerung von insgesamt ca. 20 und 60 Prozent, 
je  nach  tatsächlichem  Ausbau  der  Erneuerbaren  Energien.  Die  höhere  Steigerungsrate  im 
Industriebereich  lässt  sich  durch  einen  großen  Einfluss  der  Übertragungsnetzkosten  sowie  hohe 
Investitionen  im  Mittel‐  und  Hochspannungsbereich  erklären.  Generell  ist  die  Entwicklung  der 
Netznutzungsentgelte  regional  sehr  unterschiedlich:  vor  allem  in  den  nördlichen  und  östlichen 
Bundesländern mit hohem Windkraftpotenzial können höhere Steigerungsraten erwartet werden als im 
Süden  und  im  Westen,  aber  auch  dort  sind  einzelne  Landkreise  überdurchschnittlich  stark  von 
Kostensteigerungen  aufgrund  des  regionalen  Ausbaus  erneuerbarer  Energien  und  den  damit 








Zu  ähnlichen  Ergebnissen  kommt  eine  Studie  die  die  Netznutzungsentgelte  in  Baden‐Württemberg 
untersucht  (261).  Im Gegensatz zu Bundesländern,  in denen der Stromverbrauch niedriger  ist, werden 
die  reinen  Netzausbauinvestitionen  und  derzeitigen  Regelungen  zur  Kostenverteilung  der 
Netznutzungsentgelte  einen  geringen  Einfluss  auf  die  zukünftig  zu  zahlenden  Strompreise  für 
Haushaltskunden  in BW haben. Es werden Mehrbelastungen durch Netznutzungsentgelte zwischen 0,7 
und  0,28  ct/kWh  Strom  für  das  Jahr  2020  postuliert.  Würden  die  Netznutzungsentgelte  zukünftig 
bundesweit  einheitlich  umgelegt  hätte  Baden‐Württemberg  noch mit  einer Mehrbelastung  von  etwa 
1 ct/kWh zu rechnen. Bis zum Jahr 2020 könnten die durchschnittlichen NNE für den Endkunden somit 
um  5,4  Prozent  bis  19,2  Prozent.  im  Vergleich  zu  2011  ansteigen.  Für Gewerbekunden  könnten  die 
Netzentgelte demnach  zwischen 0,27  ct/kWh und 0,94  ct/kWh bis 2020  steigen,  für  Industriekunden 
zwischen ca. 0,08 ct/kWh und 0,28 ct/kWh (261).  
Neben  den  Netzentgelten  und  der  EEG‐Umlage  werden  bestimmte  weitere  Umlagen  in  Zukunft 
aufgrund des Ausbaus der Netze und der Erneuerbaren Energien an Bedeutung gewinnen, wobei derzeit 
nicht abschätzbar ist, wie sich dies tatsächlich auf die Kosten auswirken wird. Zum 01. Januar 2016 wird 














Bruttoendenergieverbrauch  auf  60  Prozent  steigen;  ihr  Anteil  an  der  Stromversorgung  soll  auf 




Mond  brachte.  Um  die  Energiewende  zu  verwirklichen,  muss  Deutschland  enorme  technische, 
wirtschaftliche und auch gesellschaftliche Herausforderungen bewältigen. Dieses Projekt birgt aber auch 
große Chancen für den Standort Deutschland. Dabei kann gerade Baden‐Württemberg sich international 
als  Forschungs‐  und  Technologiestandort  profilieren,  Arbeitsplätze  schaffen  und  Exportmärkte 
erschließen.  
Die aktuell verfügbaren Technologien genügen nicht, um die ehrgeizigen Ziele der Energiewende für das 









der  Bundesregierung  „Forschung  für  eine  umweltschonende,  zuverlässige  und  bezahlbare 
Energieversorgung“.  Die  Bundesregierung  entwickelt  dieses  Programm  fortlaufend  weiter  und  setzt 
dabei gezielt auf Technologien, die zu einer erfolgreichen Verwirklichung der Energiewende beitragen. 
Verantwortlich  für  die  Umsetzung  des  6.  Energieforschungsprogramms  sind  aktuell  das 
Bundesministerium  für  Wirtschaft  und  Energie  (BMWi),  das  Bundesministerium  für  Bildung  und 
Forschung (BMBF) sowie das Bundesministerium für Ernährung und Landwirtschaft (BMEL). Das BMWi 
ist  dabei  zuständig  für  die  programmatische  Ausrichtung,  die  systemorientierte  Weiterentwicklung 
sowie die Koordination des Energieforschungsprogramms.  
Um  die  Energiewende  zu  koordinieren,  hat  das  BMWi  hochrangige  Energiewende‐Plattformen 
konstituiert:  Plattform  Strommarkt,  Energiewende‐Plattform  Gebäude,  Plattform  Energieeffizienz, 













Eine  Versorgung  mit  Strom,  Wärme  und  Treibstoffen,  die  überwiegend  auf  regenerativen  Energien 
basiert,  erfordert  umfassende  Forschungs‐  und  Entwicklungsarbeiten  zu  Biomasse,  Geothermie, 
Wasserkraft, Windkraft sowie Sonnenenergie (Photovoltaik und Solarthermie).  
Energieeffizienz und Ressourcenschonung  
Ein  nachhaltiges  Energiesystem  verlangt  hohe  Energie‐  und  Materialeffizienz  bei  der  Erschließung, 
Umwandlung, Bereitstellung und Nutzung von Energie in Industrie, Gewerbe, Handel, Dienstleistungen, 
Mobilität, privaten Haushalten  sowie  im Gebäudesektor,  speziell bei der energetischen Sanierung des 
Gebäudebestands.  Wichtige  Kriterien  sind  Wirkungsgrad,  Verfügbarkeit,  Versorgungssicherheit, 
Wirtschaftlichkeit und Umweltverträglichkeit.  
Speicherung, Verteilung und intelligente Netze  
Das  zukünftige  Energiesystem  ist  wesentlich  auf  Informationen  und  deren  intelligente  Verknüpfung 
angewiesen.  Dazu  interagieren  Systeme  der  Informations‐  und  Kommunikationstechnologie  mit 
Komponenten des Energiesystems. Angesichts eines steigenden Anteils kleiner und mittlerer dezentraler 
Einspeiser, die auf volatile Quellen zurückgreifen, in Verbindung mit grundlastfähigen Großkraftwerken 
sind neue  intelligente  Lösungen  für die  Systemführung  von  Einspeisern,  Speichern und Verbrauchern 
erforderlich.  Nur  so  lassen  sich  die  meist  dezentral  verfügbaren,  großenteils  fluktuierenden 
Erneuerbaren  Energien  ausbauen  und  räumliche  und  zeitliche  Schwankungen  von  Angebot  und 
Nachfrage effizient ausgleichen. Voraussetzungen sind stationäre Speicher mit ausreichender Kapazität 
und  angepasstem  hocheffizientem  Be‐  und  Entladungsverhalten  sowie  intelligente  Netzsteuerungen. 
Eine  zentrale  Steuerung  erscheint  bei  der  Vielzahl  von  dezentralen  Anlagen  eher  unrealistisch; 
stattdessen  bieten  sich  beispielsweise  selbstorganisierende  Systeme  an.  Um  nachhaltige 
Mobilitätskonzepte  zu  verwirklichen,  bedarf  es  alltagstauglicher  chemischer  und  elektrochemischer 
mobiler Energiespeicher.  
Energiesystemanalyse und sozioökonomische Forschung  
Ein  sozioökonomischer  Ansatz,  um  die  technischen,  ökologischen,  ökonomischen,  politischen  und 
sozialen Wechselwirkungen  zwischen  allen  Komponenten des  Energiesystems  zu  erforschen,  gewinnt 





eigene  Kompetenz  zu  erhalten,  die  jeweils  dem  aktuellen  Stand  der  Wissenschaft  und  Technik 











Um  ein  Strom  lieferndes  Fusionskraftwerk  zu  verwirklichen,  befasst  sie  sich mit  physikalischen  und 
technologischen Aspekten der Fusionsreaktion. Für den Einschluss des dafür benötigten heißen Plasmas 
mithilfe von starken Magnetfeldern verfolgt die Forschung zwei Konzepte: Tokamak und Stellarator.  
In  Baden‐Württemberg  kooperiert  die  Forschung  eng  mit  industriellen  Partnern,  um  die  im  Land 
entwickelten innovativen Energietechnologien weiterhin erfolgreich in Deutschland, Europa und auf der 
ganzen Welt  zu positionieren. Die baden‐württembergische Energieforschung  zielt  langfristig auf eine 




Die projektorientierte Förderung  im 6. Energieforschungsprogramm der Bundesregierung  richtet  sich 
an Universitäten,  Forschungseinrichtungen  und Unternehmen.  Als  Instrument  zur Unterstützung  von 
zeitlich  und  inhaltlich  abgegrenzten  Vorhaben  von  bundesweitem  Interesse  ist  sie  für  Projekte 
bestimmt,  die  am  Markt  nicht  realisierbar  sind  oder  eine  erste  praktische  Anwendung  neuer 
Energietechnologien  oder  verbesserter  Energietechnologien  demonstrieren  wollen.  Die 
Projektförderung  unterstützt  bevorzugt  Vorhaben  der  Verbundforschung,  bei  der  Hochschulen  und 
Forschungseinrichtungen mit Unternehmen  vorwettbewerblich  zusammenarbeiten. Das BMBF  fördert 
die energietechnologische Grundlagenforschung; BMWi und BMEL unterstützen anwendungsorientierte 
Forschung,  Entwicklung  und  Demonstration,  wobei  das  BMWi  für  Energieeffizienz,  Erneuerbare 
Energien sowie nukleare Sicherheits‐ und Entsorgungsforschung, das BMEL für Bioenergie zuständig ist. 
Für die  institutionelle Förderung der Zentren der Helmholtz‐Gemeinschaft  (HGF) – mit Ausnahme des 
Deutschen  Zentrums  für  Luft und Raumfahrt  (DLR) –  sowie der  Institute der Max‐Planck‐Gesellschaft 
(MPG), der  Institute der Fraunhofer‐Gesellschaft (FhG)und der Einrichtungen der Leibniz‐Gemeinschaft 
(WGL)  ist  das  BMBF  verantwortlich. Mit  der  Förderung  des  Bereichs  Energie  des  DLR  ist  das  BMWi 
betraut.  Innerhalb  des  6.  Energieforschungsprogrammes  hat  die  Bundesregierung  im  Jahr  2014  die 
Forschung im Energiebereich in Deutschland mit 819,2 Millionen Euro gefördert. Dies war ein etwa um 
1 Prozent höheres  Fördervolumen  als noch  im Vorjahr  (2013: 809,1 Mio. Euro) und  etwa 40 Prozent 
mehr als 2008 (492,6 Mio. Euro) (268). 
Die  Energieforschung  der Helmholtz‐Gemeinschaft  beschäftigt  sich mit  einem  breiten  Spektrum  von 
Optionen  für das Energiesystem der Gegenwart und Zukunft und treibt dazu sowohl grundlegende als 
auch  anwendungsorientierte  Arbeiten  voran.  Am  Forschungsbereich  Energie  der  Helmholtz‐
Gemeinschaft  sind beteiligt: Deutsches Zentrum  für Luft‐ und Raumfahrt  (DLR), Karlsruher  Institut  für 
Technologie  (KIT),  Forschungszentrum  Jülich,  Helmholtz‐Zentrum  Berlin  für  Materialien  und  Energie 
(HZB),  Helmholtz‐Zentrum  Dresden‐Rossendorf  (HZDR),  Helmholtz‐Zentrum  Potsdam  –  Deutsches 







Programmorientierten  Förderung  (POF‐III)  von  2015  bis  2019  gliedern  sich  die  Arbeiten  des 
Forschungsbereichs Energie in sieben Forschungsprogramme:  




 Erneuerbare  Energien:  Materialien,  Prozesse  und  Bauelemente  für  die  Photovoltaik, 
Wärmeträgermedien  zur  Steigerung  der  Effizienz  und  Flexibilität  von  solarthermischen 
Kraftwerken,  Umwandlung  nachhaltig  verfügbarer  Biomasse  in  stoffliche  Energieträger  und 
Plattformchemikalien,  umweltgerechte  Erschließung  und  Nutzung  flacher  und  tiefer 
geothermischer  Reservoire,  leistungsstarke  sowie  kostengünstige  und  umweltverträgliche 
Windenergieanlagen, direkte Erzeugung von Brennstoffen aus Sonnenlicht  
 Speicher  und  vernetzte  Infrastrukturen:  elektrochemische  Energiespeicher,  Elektrolyse‐und 
Speicherkonzepte  für  Wasserstoff,  Herstellung  synthetischer  Kohlenwasserstoffe  aus 
Kohlendioxid und Wasserstoff auf Basis Erneuerbarer Energien, Brennstoffzellen für mobile und 
stationäre  Anwendungen,  sensible  und  latente  thermische  Energiespeichersysteme  auf  Basis 
von  Salzen,  thermochemische  Speicher  für  Hochtemperaturprozesswärme  und  zur 
Flexibilisierung  von  Kraftwerksanwendungen,  Stromversorgungssysteme  auf  der  Basis  von 
Hochtemperatur‐Supraleitern  
 Zukünftige Informationstechnologien: Zusammenfassung von Logik‐ und Speicherbauteilen auf 
Computerchips,  energieeffiziente  memresistive  und  nicht  volatile  Speicher,  Übergang  von 
binärer  zu  neuromorpher  Informationsverarbeitung  –  inspiriert  vom  menschlichen  Gehirn, 
Konzepte der Quanteninformationsverarbeitung  
 Technologie,  Innovation und Gesellschaft: Optionen zur nachhaltigeren Nutzung Erneuerbarer 
Ressourcen,  Nachhaltigkeitsbewertung  von  Energiesystemen  und  gesellschaftlich‐politische 
Lösungen für eine nachhaltige Energieversorgung  
 Nukleare  Entsorgung,  Sicherheit  und  Strahlenforschung:  sichere  Entsorgung  radioaktiver 
Abfälle; Sicherheit von Kernkraftwerken  










Mit  dem  Energy  Lab  2.0  entsteht  am  KIT  eine  europaweit  einzigartige  Forschungsplattform,  die 
elektrische,  thermische  und  chemische  Energieströme  sowie  Informations‐  und 








Stuttgart.  Die  intelligente  Plattform  ermöglicht,  neue  Ansätze  zur  Stabilisierung  von  Energienetzen 
wirklichkeitsnah zu erproben.  
Der  Beitrag  der  Bundesländer  zur  Förderung  der  Energieforschung  macht  einen  zunehmend 
bedeutenden  Teil  der  gesamtstaatlichen  Forschungsförderung  aus.  2013  lag  das  Fördervolumen  der 
Länder  für  die  nichtnukleare  Energieforschung  bei  311,7  Millionen  Euro,  was  einem  Anteil  von 
34 Prozent  von  der  gesamtstaatlichen  Förderung  des  Bereiches  entspricht  (268).  Übergreifende 
Schwerpunkte  liegen  auf  Erneuerbaren  Energien  und  Energieeffizienz.  Außerdem  werden 
Forschungsarbeiten zur Elektromobilität seit einigen Jahren verstärkt gefördert.  
Baden‐Württemberg  lag  2013 mit  einem  Fördervolumen  von  35,6 Millionen  Euro  hinter  Bayern  und 




Erfolgreiche  Energieforschung  erfordert  die  Einbeziehung  von  regionen‐  und  institutsübergreifenden 
Perspektiven.  Dazu  dient  die  Vernetzung  von  Forschungsarbeiten  auf  nationaler  und  internationaler 
Ebene.  
Horizon  2020:  Das  Programm  der  EU  zur  Forschungsförderung  deckt  die  gesamte  Kette  von  der 
Grundlagenforschung bis zur Vorbereitung marktfähiger Produkte und Dienstleistungen ab.  
SET‐Plan:  Der  Europäische  Strategieplan  für  Energietechnologie  treibt  Ausbau  und  Verbreitung 
möglichst kostengünstiger kohlenstoffemissionsarmer Technologien voran.  
KIC  InnoEnergy: Das europäische Unternehmen  fördert  Innovation, Entrepreneurship und Ausbildung 
im Bereich nachhaltiger Energien,  indem es Universitäten, Forschungseinrichtungen und Unternehmen 
zusammenführt. In Karlsruhe ist die KIC InnoEnergy Germany GmbH angesiedelt.  
Zu  den  internationalen  Kooperationen  gehören  weiterhin  das  Forum  für  deutsch‐französische 
Forschungskooperation,  die  Initiative  Förderung  der  Intensivierung  der  Zusammenarbeit  mit 
Griechenland,  die  Internationale  Energieagentur  (IEA)  sowie  die  gemeinsame  Nachwuchsförderung 
und Forschungskooperationen mit China.  
Im  Koordinierungskreis  Forschung  erörtern  die  institutionell  geförderten  außeruniversitären 
Forschungseinrichtungen der HGF, der MPG, der  FhG und der WGL, die Hochschulrektorenkonferenz 
und die Deutsche Forschungsgemeinschaft (DFG) Fragen der Verwirklichung der Energiewende. 
Das  Projekt  Energiesysteme  der  Zukunft  der  deutschen  Wissenschaftsakademien  bündelt  die  in 
Deutschland  vorhandene wissenschaftliche  Expertise  interdisziplinär  und  richtet  sie  auf  die  zentralen 
Fragen der Energiewende aus. 








Das Forschungsforum Energiewende  ist eine  transdisziplinäre Dialogplattform  für Akteure aus Politik, 




Kopernikus‐Projekte  für  die  Energiewende  sind  geplante  Forschungsprojekte mit  systemischem  und 
transdisziplinärem  Ansatz,  gefördert  vom  BMBF,  zu  folgenden  Themenfeldern: Neue Netzstrukturen, 
Flexiblere  Nutzung  Erneuerbarer  Ressourcen:  Power‐to‐X,  Ausrichtung  von  Industrieprozessen  auf 




Baden‐Württemberg  verfügt  über  eine  herausragende  Forschungslandschaft.  Universitäten, 
Forschungseinrichtungen  und  Unternehmen  engagieren  sich  auf  vielfältigen  Feldern  der 
Energieforschung.  Dies  wurde  bereits  in  den  vorangegangenen  Abschnitten  deutlich.  Viele  der 
bundesweiten  Initiativen  und  Projekte  haben  einen  Schwerpunkt  in  Baden‐Württemberg.  Baden‐
Württemberg bietet daher auch einen großen Standortvorteil für vernetzte Forschungsarbeiten. Durch 
Einrichtungen  wie  u.a.  der  EnBW  Energie  Baden‐Württemberg  AG,  den  Fraunhofer  Instituten  für 
Chemische  Technologie  (ICT)  und  für  Solare  Energiesysteme  (ISE)  oder  dem  deutsch‐französischen 
Institut EIFER (European Institute for Energy Research) liegen die Schwerpunkte der Energieforschung in 
Baden‐Württemberg  auf  ausgewählten,  für  die  Energiewende  zentralen  Themen  wie  „Erneuerbare 
Energien“,  „Speicher,  Netze  und  Systeme“  und  „Energieeffizienz“.  Das  Karlsruher  Institut  für 
Technologie (KIT) befasst sich mit allen drei Schwerpunkten.  
Die  Bemühungen  seitens  der  Landesregierung,  die  Energieforschung  finanziell  zu  fördern,  stehen  im 
bundesweiten Vergleich an dritter Stelle hinter Bayern und Sachsen  (Stand 2013). Hiermit  leistet das 
Land  bereits  einen  beachtlichen  Beitrag,  um  die  Energiewende  im  eigenen  Land  und  bundesweit  zu 
beschleunigen  und  zu  verbessern.  Die  Fokussierung  auf  wesentliche  Projekte  und  die  Bildung  von 
größeren  Verbünden  und  Plattformen  wie  der  Smart  Grids  Plattform  Baden‐Württemberg  e.V.  sind 
begrüßenswert  und  geben  eine  sehr  gute  Tendenz  vor.  Aber  aufgrund  sowohl  der  technologischen, 
soziologischen,  politischen  und  wirtschaftlichen  Komplexität  und  Dimension  als  auch  der  hohen 
















Energieforschung.  Im KIT‐Zentrum Energie  forschen Wissenschaftlerinnen und Wissenschaftler  zu den 
Topics  Energieumwandlung,  Erneuerbare  Energien,  Energiespeicherung  und  Energieverteilung, 
Effiziente Energienutzung, Fusionstechnologie, Kernenergie und Sicherheit sowie Energiesystemanalyse. 
Prioritäten  liegen  auf  den  Handlungsfeldern  Erneuerbare  Energien,  Energieeffizienz  sowie 
Energiesysteme, ‐speicher und ‐netze.  






den  Themen  gehören  Hochleistungsstrukturen  für  die  Energietechnik,  zuverlässige  Verbrennungs‐
vorgänge sowie konzentrierende Solarsysteme zur Erzeugung von Strom, Wärme und Brennstoffen.  




in  Europa.  Seine  Arbeit  reicht  von  naturwissenschaftlich‐technischen  Grundlagen  der 
Solarenergienutzung über die Entwicklung von Prototypen bis hin zur Ausführung von Demonstrations‐
anlagen.  
Am Zentrum  für Sonnenenergie‐ und Wasserstoff‐Forschung Baden‐Württemberg  (ZSW)  in Stuttgart, 
Widderstall  und  Ulm  befassen  sich  Forscher  mit  Photovoltaik,  regenerativen  Energieträgern  wie 




EIFER  –  European  Institute  for  Energy  Research  in  Karlsruhe,  gegründet  von  KIT  und  Électricité  de 
















Kapitalentscheidungen  treffen.  Soweit die Theorie;  in der Praxis unterliegen  alle Entscheidungen den 
jeweils  gesetzten  politischen  und  administrativen  Randbedingungen,  die  sich  durch  gesellschaftlich 
gewolltes  ‚Nachsteuern‘ während  der  Investitionsperioden  drastisch  verändern  können.  Die  aktuelle 
Situation  der  Unwirtschaftlichkeit  von  flexiblen,  hochmodernen  Gastkraftwerken  oder  die  sich 
auflösenden Geschäftsmodelle für Pumpspeicherkraftwerke bilden entsprechende Negativbeispiele. Ein 
Strommarkt ist durch Regulationen sehr weit von einer realen Marktwirtschaft entfernt. Dies betrifft die 
Erzeugungskosten,  die  Netzentgelte,  die  Einspeisevergütungen  und  die  Vergünstigungen  für 
energieintensive Industrien ebenso wie die Eigentumsverhältnisse an den Markt‐Akteuren, zum Beispiel 
der  Anteilsmehrheit  des  Landes  Baden‐Württemberg  an  EnBW.  Insofern  ist  es  ein  schwieriges 
Unterfangen, von  ‚Marktanforderungen‘ und einem sogenannten  ‚Strommarkt‐Design‘ zu sprechen. Es 
















werden  kann.  Dazu  gehören  insbesondere  Fähigkeiten,  auf  der  Erzeugerseite  der  Dynamik  der 
Einspeisung  zahlreicher  dezentraler  Anlagen,  die  von  volatiler  Wind‐  und  Sonnenenergie  gespeist 
werden, durch komplementäre Produktion aus anderen Kraftwerkstypen zu  folgen. Zusätzlich werden 
auch  zunehmend  Flexibilitäten  und  Regeleingriffe  auf  der  Verbraucherseite  durch  intelligentes 
Lastmanagement  gefordert.  Wie  im  Abschnitt  3.4  beschrieben  wird,  kann  das  ‚Demand‐Side‐
Management‘  als  alternative  ‚virtuelle  Speicherlösung‘  und  Kompensation  konventioneller 
Stromproduktion  vor  allem während  hoher  Spitzenlasten  an  Bedeutung  gewinnen.  Lastverschiebung 
und  Lastreduktion  erfordern  jedoch  intelligente  Mess‐  und  Abrechnungsmethoden  (z.B.  Smart 
Metering),  also  eine  enge  Kopplung  mit  einem  Informationsnetz,  welches  diese  Zustandsdaten  in 
Echtzeit  ermittelt  und  dem  Netzbetreiber  zur  Verfügung  stellt.  Das  Schlüsselwort  ist  auch  hier  die 
Entwicklung  und  weitaus  intensivere  Kopplung  der  Energie‐  und  Informationsnetze  hin  zu 
hochintegrierten  und  klügeren  Netzsteuerungen,  derzeit  unter  dem  Sammelbegriff  ‚Smart  Grid‘ 










Weiterentwickelte  Stromnetze  sind  essentielle  Bausteine  einer  zukünftigen  Stromwirtschaft,  die 




zahlreiche  Akteure,  d.h.  Netzkomponenten,  Betriebsmittel  und  vor  allem  Informationstechnik 
erforderlich.  Zwar  entsteht  manchmal  der  Eindruck,  dass  es  infolge  der  Energiewende  zu  einem 
abrupten Systemwechsel käme, weil zusätzlich die Erzeugerseite als Steuerungsgröße abgerufen wird. In 
Wirklichkeit  spielt  sich  dieser  Vorgang  bereits  seit  zwei  Jahrzehnten  ab  und  eröffnet  seither  allen 
Beteiligten das Durchlaufen einer Lernkurve. Sowohl das Stromeinspeisungsgesetz von 1991 wie auch 
das Erneuerbare Energien Gesetz (EEG) von 2000 gaben und geben der Einspeisung von volatilem Strom 





vorhandenen  volatilen Windenergie  von Nord  nach  Süd. Weil  der  Strom  aus  erneuerbaren  Energien 
zudem auch  in Baden‐Württemberg räumlich dezentral und  in strukturschwachen, bisher kaum an das 
Energienetz  angeschlossenen  Regionen  erzeugt  wird,  ist  auch  aus  diesem  Grund  ein  Stromnetzum‐ 
und  ‐ausbau  notwendig.  Dem  stehen  neben  der  ökonomischen  Frage  jedoch  auch  ökologische  und 
soziale  Anforderungen  entgehen:    Naturschutz  und  Kulturlandschaftspflege  sowie  die  nicht  immer 
ausreichende Akzeptanz der vom Netzausbau tangierten Bevölkerung haben in den vergangenen Jahren 
gezeigt, dass ein Netzausbau meistens nicht an  technischen Lösungen  scheitert. Hieraus ergeben  sich 
weitere Anforderungen, die insbesondere von der Politik und der bürgerlichen Gesellschaft angegangen 
werden müssen. 




2014  in  Karlsruhe  im  KIT  gestartete  Großprojekt  „EnergyLab  2.0“,  bei  dem  ein  energietechnischer 
Anlagenverbund  aufgebaut  wird,  der  wesentliche  Komponenten  zur  Erzeugung,  Wandlung  und 
Speicherung  verschiedener  Energieträger  enthält  und  dabei  elektrische,  thermische  und  chemische 
Energieströme  miteinander  verknüpft.  Daraus  erwächst  im  Rahmen  einer  ganzheitlichen 
Systembetrachtung  ein  „Reallabor“  zur  Erforschung  neuer  Möglichkeiten  für  die  Stabilisierung  der 
Energienetze. 
Welches  sind nun die  konkreten Anforderungen  an die Weiterentwicklung der  Stromnetze  in Baden‐
Württemberg insbesondere aus Sicht der heimischen Wirtschaft? 
 Realisierung  der  Anbindung  an  die  geplante  Nord‐Süd‐Höchstspannungsverbindung,  um  die 
Grundsicherung mit Windenergie aus dem Norden und offshore zu gewährleisten.  














Zeitskalen,  um  dem  Eigenverbrauch  Rechnung  zu  tragen  und  den  Netzausbau  auf  das 
Mindestmaß zu begrenzen. 
 Kopplung  der Netzertüchtigung mit  einem  zunehmenden Demand‐side‐Management  und  der 
daraus resultierenden Möglichkeit der Verlagerung von Lastspitzen. 
 Politische  Unterstützung  für  den  Netzausbau  durch  konstruktiven  Bürgerdialog  und 
Partizipation. 








Ausbaumaßnahmen  und  ihrer  Ursachen  wurde  bereits  in  Kapitel  2.2  (Strombereitstellung  und  ‐ 
nachfrage)  gegeben.  Fakt  ist,  dass  2013  rund  40 Prozent  der  installierten  Leistung  auf  den  Sektor 
Erneuerbare Energien entfallen und damit rund 24 Prozent der Stromerzeugung in Baden‐Württemberg 
decken.  Damit  sind  die  erneuerbaren  Energien,  die  insbesondere  aus  Sonnen‐  und  Windenergie 
umgewandelt  werden,  relevante  Marktgrößen  geworden.  Durch  die  EEG‐Umlage,  die  sich  seit  der 
Vorgängerstudie um 75 Prozent erhöht hat, wurden die Aufwendungen für den starken Ausbau der EE‐





zum  Erfolg  geführt  werden,  wenn  grundlegende  Überlegungen  zu  einem  zukünftigen  Strommarkt‐
Design auch im Wettstreit der verschiedenen Interessen entwickelt werden. Eigenverbrauch, dezentrale 
Speicher,  und  eine  stärkere  Nachfragesteuerung  durch  entsprechende  Anreizsysteme  sind  einerseits 
unerlässlich und können andererseits nicht ohne Berücksichtigung der wirtschaftlichen Gesichtspunkte 
und  der  Versorgungssicherheit  gewährleistet  werden.  Aus  Sicht  der  Wirtschaft  stehen  eine 
Verlässlichkeit  der  Investitionsbedingungen,  eine  planbare  und  transparente  Weiterentwicklung  der 
technischen  und  politischen  Gegebenheiten  als  zentrale  Anforderung  aus  Sicht  des  Marktes  im 
Mittelpunkt dieser Überlegungen.  
Schon  in  der  Hauptstudie  von  2012  wurde  dazu  festgehalten,  dass  die  Einspeisung  aller 






zwangsläufig  vorausgesetzt werden  kann,  dass  jede  Kilowattstunde  zu  jeder  Zeit  eingespeist werden 









Systemdienstleistungen werden bisher  typischerweise  von  konventionellen  Kraftwerken  erbracht. Bei 
EE‐Anlagen  ist  zwischen  grundlastfähigen  und  volatilen  Energieformen  zu  unterscheiden; 
Wasserkraftwerke  und  Bioenergie  sind  ebenso wie  Geothermie  grundsätzlich  zur  Bereitstellung  von 
Systemdienstleistungen geeigneter als Anlagen, die Wind‐ und Solarenergie umwandeln.   Gerade aber 
mit  dem  starken  Ausbau  letzterer  Energieanlagen  wird  es  unerlässlich  sein,  auch  deren  Beitrag  zu 
Systemdienstleistungen zu ermöglichen. 
Damit befasst sich insbesondere die Roadmap, die im Rahmen einer dena‐Studie erarbeitet wurde und 
die  Ziele und Maßnahmen  im  Zeitraum 2015 bis 2030 beschreibt  (269). Die Roadmap betrachtet die 
erforderliche  Entwicklung  in  drei  5‐Jahres‐Perioden  (2015‐2020,  2020‐2025,  2025‐2030)  und  macht 
dabei  deutlich,  dass  wir  bei  der  Integration  der  volatilen  Erneuerbaren  Energie  in  die 
Systemdienstleistungen  praktisch  noch  am  Anfang  stehen,  Laufwasserkraftwerke  und  Pumpspeicher 
einmal ausgenommen.  In der ersten Periode bis 2020 sollen die Anforderungen und Definitionen dazu 
definiert werden. Insgesamt erbringen die Netzbetreiber die Systemdienstleistungen, wobei eine engere 
Zusammenarbeit  zwischen  Übertragungsnetz‐  und  Verteilnetzbetreibern  erforderlich  werden  wird. 
Dahinter  steht  das  Konzept  eines  Verbundkraftwerks,  basierend  auf  der  Kombination  aus 
Lastmanagement  und  Regelenergie.  Ein  Abrufkonzept  und  dezentrale  Batteriespeicher  sowie  die 
Integration  von  thermischen  Speichern  werden  wesentliche  Elemente  für  die  Erbringung  von 
Systemdienstleistungen der EE‐Anlagen sein müssen. 
Speicher  sind  unerlässliche  Elemente  bei  der  Integration  erneuerbarer  Energie  und  damit  auch  im 
Hinblick  auf  die  Markterfordernisse  zu  betrachten.  Je  nach  Zeitskala,  Be‐  und  Entladezeiten, 
Zykluszahlen  und  ihrer  Größenordnung  als  große  zentrale  oder  kleine  dezentrale  Speicher  kommen 
verschiedene Technologien zum Einsatz: Pumpspeicher, Druckluftspeicher, Power‐to‐X, Batterien oder 
Wärmespeicher  sind  derzeit  die  wichtigsten  Optionen.  Pumpspeicherkraftwerke  weisen  mit  ihrem 
hohen Wirkungsgrad von 80 Prozent im Vergleich zu Druckluft‐ oder Power‐to‐Gas‐Speichern ein großes 
Nutzenpotenzial  auf.  Batterien  und  Wärmespeicher  zielen  derzeit  eher  auf  den  Selbsterzeuger  von 
volatilem  Solarstrom  und  haben  in  jüngster  Zeit  beachtliche  Markterfolge.  In  einer  Studie  des 
Fraunhofer  ISE  im Rahmen des BWPlus Projekts: „Ökonomisch‐ökologische Analyse und Vergleich von 
Speichern  in  autonomen,  dezentralen  Netzen  und  für  regionale  und  überregionale 
Versorgungsaufgaben“ (270) wird seit 2013 ein deutliches Wachstum der kombinierten PV‐Anlagen und 
dezentralen  Batteriespeicher  beobachtet.  Allerdings  ist  dieser  Studie  zufolge  derzeit  noch  kein 
wirtschaftlicher  Betrieb  auch  bei  Förderung  der  Investitionen  durch  das  KfW  Programm  darstellbar. 










Zukünftig  werden  vor  allem  ein  Bedarf  und  besondere  Chancen  für  lokale  Stromspeicher  in 
Quartierslösungen gesehen. 







Endkunden,  in eine autonomere Stromversorgung einzusteigen  in  jüngster Zeit erheblich gestiegen zu 
sein. In der gleichen Studie wird hochgerechnet, dass die Renditeerwartung von 1,0 Prozent (2014) auf 
4,3  Prozent  (2020)  ansteigt.  Dies  spiegelt  sich  in  einem  Anstieg  von  rund  10.000  Installationen  in 
Deutschland (2015) auf prognostizierten 45.000 Anlagen im Jahr 2020 wider. 
Da  jedoch  zentrale große Energiespeicher auch  in naher Zukunft nicht  in ausreichender Kapazität  zur 








sehr  niedrigen  Strom‐Großhandelspreisen  rechnen  sich  jedoch  Neubauten  von  hochflexiblen  und 
effizienten Gaskraftwerken nicht mehr, da  sie bestimmungsgemäß  immer kürzere  jährliche Laufzeiten 
haben werden. 
Die mittel‐ bis langfristige Transformation der Energieinfrastruktur (EE, Netze, Speicher und IT) für Strom 
(der  hier  allein  betrachtet  wird)  erfordert  einen  hohen  Kapitaleinsatz,  sowohl  national  wie  auch  in 
Baden‐Württemberg.  PV‐  und  Windkraftanlagen  unterscheiden  sich  aber  von  konventionellen 
Kraftwerken  durch  wegfallende  Brennstoffkosten  und  führen  damit  tendenziell  zu  niedrigeren 
Betriebskosten.  Betriebskosten  werden  sozusagen  durch  Kapitalkosten  substituiert.  Dieses  kann  aus 
wirtschaftlicher Sicht für Anleger von größerem Interesse sein, insbesondere bei einer noch mittelfristig 













mit  Augenmaß  durchgeführte  Feinsteuerung  der  Strommärkte  zur  weiteren  Integration  der 
erneuerbaren  Energien.  Auch  wenn  die  wesentlichen  politischen  Entscheidungen  auf  Bundes‐  und 
europäischer  Ebene  getroffen werden,  sollte  doch  auch  die  Landespolitik  in  Baden‐Württemberg  im 
Rahmen ihrer Möglichkeiten sich an diesem Ziel orientieren.  
Die  IT  Sicherheit  ist  wesentlicher  Faktor  bei  der  Entwicklung  der  Netze  und  der  Netztopologie. 
Prozesssteuerungen  dezentraler  Anlagen  werden  zunehmend  über  das  Internet  erreichbar  und 
konfigurierbar.  Die  Bedrohungsszenarien,  die  sich  hieraus  ergeben,  erfordern  eine  entsprechende 
Reaktion  und  Prävention.  Infolge  der  Verflechtung  zwischen  Energie‐  und  IT‐Systemen  entsteht  eine 
gegenseitige  Abhängigkeit,  die  zu  erheblichen  Problemen  führen  kann.  Mit  dieser  Herausforderung 





Beim  ersten  Punkt  stehen  Fragen  der  funktionalen  Sicherheit  im  Mittelpunkt.  „Angriffe  auf 
Energieinformationssysteme  oder  Ausfälle  von  Kommunikationssystemen  und  wesentlicher 
Systemfunktionen  können  zu  Stromausfällen  führen  und  stellen  damit  eine  akute  Gefahr  für 
Unternehmen  und  öffentliche  Einrichtungen  dar“  (VDE).  Der  zweite  Punkt  adressiert  den 
Verbraucherschutz  und  mögliche  Folgen  für  die  Privatheit.  Mit  Hilfe  von  Smart  Metern  werden 
detaillierte  Verbrauchsinformationen  gesammelt  und  können  zu  individuellen  Verbrauchsprofilen 
zusammengesetzt  werden.  So  fordert  der  VDE:  „Die  Erfassung  und  Verarbeitung  dieser 
personenbezogenen Daten muss im Sinne der informationellen Selbstbestimmung für den Verbraucher 
transparent, durch ihn freigegeben und sperrbar sowie kontrollierbar sein.“ 
Sicherheitsziele,  Anforderungen  und  Schutzmaßnahmen  zielen  auf  den  dezentralen  Erzeuger, 
Verbraucher, die Marktakteure und die Komponenten des Netzes. Ein sicheres Energieinformationsnetz 
ist als Grundlage für das Funktionieren des Smart Grid unverzichtbar. Hier treten die unterschiedlichen 
Perspektiven  der  überwiegend  zentralen  oder  überwiegend  dezentralen  Stromerzeugung  und  –
versorgung deutlich zu Tage. Einerseits  ist  jede verteilte Erzeugung  intrinsisch zuverlässiger als eine an 
wenigen  Anlagen  bzw.  Standorten  konzentrierte  Stromproduktion.  Fällt  eine  zentrale  Anlage  aus 
welchem Grund  auch  immer  (technisches  Versagen,  Terror, Naturkatastrophen)  aus,  sind  die  Folgen 
weitreichend  und  erfordern  eine  umfassende  und  aufwendige  Reaktion.  Andererseits  hat  der 




dezentraler  Erzeuger  ist  ebenfalls  virtuell,  solange  sie  sich  nicht  definitiv  von  der  zentralen 
Großerzeugung  abkoppeln.    Dezentrale  Stromerzeugungssysteme  erfordern  ein  weit  höheres 
integratives  Management,  eine  zuverlässige  IT‐Infrastruktur,  die  digitale  Ertüchtigung  zwischen 
Erzeugern und Verbrauchern  sowie weit mehr Sicherheitsmaßnahmen, da die Dezentralität eben den 
verteilten Zugriff auf die Systeme ermöglicht. Da sich die zentralen und dezentralen Lösungen parallel 









Die  Studie  „Perspektiven  für  die  langfristige  Entwicklung  der  Strommärkte  und  der  Förderung 
Erneuerbarer  Energien  bei  ambitionierten  Ausbauzielen“  des  KIT  hat  diese  Aspekte  kürzlich  näher 
beleuchtet (272).  
Im Rahmen der Energiewende wird derzeit intensiv über die Weiterentwicklung des Strommarktdesigns 
diskutiert.  Während  sich  die  beteiligten  Akteure  aus  Energiewirtschaft,  Wissenschaft  und  Politik 
weitgehend  darüber  einig  sind,  dass  der  Strommarkt  die  Aufgabe  des  Kraftwerkseinsatzes  effizient 
erfüllt  (Einsatzfunktion),  ist  umstritten,  ob  der  Strommarkt  auch  langfristig Anreize  für  ausreichende 
Investitionen  in  neue  Erzeugungskapazität  setzt  und  so  die  Versorgungssicherheit  jederzeit 
gewährleistet ist (Vorhaltefunktion). 
Die Kritiker des Energy‐Only‐Markts (EOM) vertreten im Kern die Position, dass ein grenzkostenbasierter 






auch  bei  hohen  Anteilen  Erneuerbarer  Energien  ein  effizientes Marktergebnis  zustande  kommt  und 
weiterhin Anreize für ausreichende Investitionen bestehen werden. 
Im  Gegensatz  zu  anderen  Studien  zum  Strommarktdesign  unterscheidet  sich  der  im  Rahmen  dieser 
Studie gewählte Ansatz (273) vor allem dadurch, dass bei der Modellierung des Strommarkts teilweise 
kein  vollkommener  Wettbewerbsmarkt  mit  perfekter  Voraussicht  für  Investitionsentscheidungen 
unterstellt wird. Die gewählte agentenbasierte Modellierung versucht vielmehr,  Investitionsrisiken und 
die Trägheit des Systems nachzubilden. Einzelne Akteure werden als Agenten modelliert, welche kein 
gemeinsames  übergeordnetes  Ziel  verfolgen,  sondern  ihre  eigene Wirtschaftlichkeit  im  Fokus  haben. 
Agentenbasierte Simulationsmodelle ermöglichen somit die differenzierte Nachbildung einzelner Rollen 
und Funktionen unterschiedlicher Akteure. Diese Modellierungsweise begünstigt die Untersuchung, ob 
und  in  welchem  Umfang  in  den  verschiedenen  Marktdesignoptionen  Investitionen  aus 
Akteursperspektive  getätigt werden  und  ob  diese  ausreichen,  um  das  gesamtwirtschaftliche  Ziel  der 
Gewährleistung der Versorgungssicherheit zu erreichen. 
Wesentliche Annahmen dieser Studie sind der ungestörte Stromhandel mit dem benachbarten Ausland 




und  im  Notfall  kann  auf  den  Einsatz  von  Regelenergie  bei  Nicht‐Markträumung  auf  dem 
Großhandelsmarkt  zur  Vermeidung  von  Zwangsabschaltungen  (Brown‐outs)  zurückgegriffen  werden. 
Unter  diesen  Annahmen  und  den  verbleibenden  Unsicherheiten,  u.a.  aufgrund  des  langen 
Betrachtungshorizonts,  legen  die  durchgeführten modellgestützten  Analysen  nahe,  dass  der  EOM  in 






Versorgungsicherheitsniveau14  von  mindestens  100 Prozent  sicherstellen  kann.  Ein  Verzicht  auf  den 
Zubau  von  Braunkohlekraftwerken  verändert  das  Versorgungssicherheitsniveau  kaum.  In  einem 
Szenario  ohne  weiteren  Braunkohlezubau  erfolgen  zwar  weniger  Zubauten,  aber  auch  weniger 
Stilllegungen.  Bezüglich  der  Wirtschaftlichkeit  von  Kraftwerken  kann  festgestellt  werden,  dass  neu 
hinzugebaute  Anlagen  ab  2020  in  der  Regel  rentabel  betrieben  werden  können.  Allerdings  sind 
Kraftwerke, die heute  in Betrieb  genommen werden,  aufgrund  von Überkapazitäten derzeit  zum Teil 
nicht wirtschaftlich. 
Auch nach 2030  können unfreiwillige  Lastabschaltungen  vermieden werden. Vereinzelt wird dabei  in 
den  konservativen  Modellrechnungen  Regelenergie  zur  Nachfragedeckung  eingesetzt,  sofern  keine 
Markträumung zustande kommt. Eine ausbleibende Markträumung kann  jedoch bei deterministischer 
Betrachtung  mit  einer  Strategischen  Reserve  mit  einer  Kapazität  von  ca.  5 GW  oder  durch  die 
Aktivierung von Nachfrageflexibilität in Höhe von über ca. 8 GW abschaltbaren Lasten abgesichert bzw. 
vermieden  werden.  (274)  Braunkohlezubauten  spielen  für  den  Zeitraum  nach  2030  lediglich  eine 
untergeordnete  Rolle,  falls  aufgrund  gestiegener  CO2‐Zertifikatepreise  überwiegend  Investitionen  in 
gasbefeuerte Kraftwerke erfolgen. 
Aus  den Analysen  der weiteren Marktdesignoptionen  geht  hervor,  dass  eine  Strategische  Reserve  in 
Höhe  von  etwa  5 GW  langfristig  die  Versorgungssicherheit  über  den  gesamten  Zeitraum  bis  2050 
gewährleisten  kann.  Auch  die  Markträumung  am  Day‐ahead‐Markt  kann  bei  deterministischer 
Betrachtung  dauerhaft  garantiert  werden.  Bezüglich  der  Ausgestaltung  einer  Strategischen  Reserve 
bleibt anzumerken, dass  ihr Volumen zeitlich variabel gestaltet und vor allem an Marktgegebenheiten, 
wie beispielsweise die  Importflüsse  aus den  angrenzenden Nachbarländern  in Knappheitssituationen, 
angepasst  werden  sollte.  Bei  einer  zu  hohen  Dimensionierung  der  Strategischen  Reserve  besteht 
allerdings die Gefahr von Ineffizienzen. 
Im Marktdesign mit einem zentralen Kapazitätsmarkt werden über den gesamten Betrachtungszeitraum 
relativ  gleichmäßig  Investitionen  in  konventionelle  Kraftwerkskapazitäten  getätigt.  Der  dezentrale 
Kapazitätsmarkt  ist  dagegen  durch  volatile  Leistungszertifikatepreise  charakterisiert,  welche  zu 
Investitionszyklen  und  dadurch  zu  Schwankungen  in  der  Kapazitätsentwicklung  führen  können. 
Investitionen  können  durch  das  vom  Regulator  definierte  „Triggerereignis“,  welches  eine  gewisse 
Knappheit am Spotmarkt anzeigen soll, gesteuert werden. Bei Auftreten dieses Triggerereignisses sind 
Anbieter von Leistungszertifikaten verpflichtet, Strom in Höhe ihrer verkauften Zertifikate zu liefern bzw. 
Nachfrager,  ihre  Stromnachfrage  auf  die  Höhe  ihrer  durch  gekaufte  Leistungszertifikate  gesicherten 
Nachfrage  zu  reduzieren.  Eine  häufigere  Überprüfung  von  Leistungszertifikaten  führt  unter  den 
getroffenen Annahmen  zu  einer  deutlich  verstärkten  Investitionstätigkeit. Das  Kapazitätsniveau  ist  in 
den beiden Marktdesigns mit einem Kapazitätsmarkt  insgesamt deutlich höher als  im EOM, sodass das 
deterministische Versorgungssicherheitsniveau über den gesamten Betrachtungszeitraum deutlich über 
100 Prozent  liegt  und  somit  auch  die  Markträumung  am  Day‐ahead‐Markt  dauerhaft  gewährleistet 
werden kann.  
Bei einer stochastischen Betrachtung der Markträumung  ist  festzustellen, dass besonders ab 2036  für 














Insgesamt  lässt  sich  schlussfolgern,  dass  unter  den  getroffenen  Annahmen  die  Gewährleistung  der 
Versorgungssicherheit  durch  den  EOM  mit  ausreichend  dimensionierter  Strategischer  Reserve 
gewährleistet  werden  kann.  Mit  der  Einführung  eines  Kapazitätsmarkts  ist  dieses  Ziel  ebenfalls  zu 
erreichen.  Die  Steuerung  der  Versorgungssicherheit  lässt  sich  mit  Kapazitätsmärkten  zwar  leichter 
gestalten, allerdings können Fehlparametrierungen unerwünschte Überkapazitäten erzeugen. Weiterhin 
muss  die  Integrierbarkeit  der  Marktdesignoptionen  in  den  EU‐Binnenmarkt  berücksichtigt  werden. 
Während der EOM kaum Rückwirkungen auf den Stromaußenhandel hat, können Kapazitätsmärkte das 
Preisniveau und den Kapazitätsbedarf der Nachbarstaaten deutlich beeinflussen. 
Über  die  ökonomische  Vorteilhaftigkeit  der  Marktdesignoptionen  sind  keine  eindeutigen  Aussagen 
möglich. Die Modellergebnisse zeigen, dass bis 2030 die kumulierten Zahlungsströme an konventionelle 
Kraftwerkskapazitäten  im  EOM  mit  konservativem  Entwicklungspfad  der  Verfügbarkeit  von 
abschaltbaren Lasten bis zu einer Höhe von 2 GW  (Szenario „DSM‐Konservativ“) und mit Strategischer 
Reserve mit 5 GW geringer sind als  in den Szenarien mit Kapazitätsmärkten. Bei einem Zeithorizont bis 
2050  sind  in  Summe  die  Zahlungen  an  konventionelle  Kraftwerkskapazitäten  im  Szenario  „DSM‐
Konservativ“  weiterhin  am  geringsten,  jedoch  liegen  die  Zahlungen  im  Szenario  mit  Strategischer 
Reserve  etwas  höher  im  Vergleich  zu  den  anderen  Szenarien.  Durch  die  geringere  Knappheit  an 




Kapazitätsmarktes  nicht  mehr  eindeutig  gegeben,  aber  es  ist  ein  höheres  Sicherheitsniveau  über 












Energien,  das  heißt,  der  Transformation  von  fossilen  und  nuklearen  Energieressourcen  zu 
Energieressourcen,  die  auf  Wasser,  Wind,  Sonne,  Bio‐  und  Georessourcen  beruhen,  wird  zwar  im 
Grundsatz von einem breiten gesellschaftlichen Konsens getragen, stößt jedoch vielfach auf Skepsis, was 
die  praktische  Umsetzung  betrifft.  In  erster  Linie  stehen  dabei  aus  Sicht  der  Wirtschaft  die 
Beeinträchtigung  der  Wettbewerbsfähigkeit  durch  steigende  Kosten,  die  sinkende 
Versorgungssicherheit  sowie  die  veränderten  Geschäftsmodelle  im  Fokus.  Kaum  ein  anderes  Feld 
politisch‐gesellschaftlicher Entscheidungen unterliegt dabei dem Verdacht  ideologischer Einflussnahme 
mehr als die Energiepolitik. Auch aus Sicht der baden‐württembergischen Wirtschaft müssen Chancen 
und  Risiken  ganzheitlich  betrachtet  und  abgewogen  werden.  Disruptive  ökonomische 
Veränderungsprozesse  sind  immer mit  einem  Ensemble  von Akteuren  verknüpft,  die  unter  der  Lupe 
betrachtet zu Gewinnern und Verlierern werden. Die Energiewende  ist ein solches disruptives Ereignis 
und wird daher mit besonderer Aufmerksamkeit  im Hinblick  auf Risiken und Chancen  zu  analysieren 
sein. Es  ist  jedoch nicht zielführend,  je nach politischer Überzeugung vor dem einen oder anderen die 
Augen zu verschließen. Auch hat die Energiewende nicht erst mit dem  Jahr 2011 begonnen. Seit zwei 
Jahrzehnten streben wir in Deutschland einen höheren Nutzungsgrad Erneuerbarer Energien an. Daraus 
haben  sich  Wirtschaftszweige  und  Industriebranchen  entwickelt,  die  definitiv  zu  den  Nutznießern 
gehören  und  neben  altruistischen  Motiven  verständlicherweise  für  ihre  Interessen  in  Politik  und 
Gesellschaft eintreten.  
Klimaschutz,  Erneuerbare  Energien  und  Energieeffizienz  sind  die  drei  tragenden  Säulen  der 
Transformation der Energiesysteme auf der kurz‐, mittel‐ und  langfristigen Skala. Sie boten schon seit 









wie  eng  das  jeweilige  Unternehmen  an  die  Fragen  der  Energieversorgung  angebunden  ist  und  mit 
seinem Produkt‐ und Dienstleistungsportfolio auf diesem Markt aktiv ist. Im Folgenden sollen nur einige 
Beispiele betrachtet werden, die von den Marktentwicklungen betroffen sind. Allerdings können nicht 

















in  der  Photovoltaik‐Produktion  in  den  Jahren  2012  und  2013  zugeschrieben.  Im  Vergleich  zu  2004 
allerdings zeichnete  sich ein herausragendes Wachstum aus; damals  lag die Beschäftigtenzahl bei nur 
160.000.  
Von  den  370.000  Beschäftigten waren  bundesweit  230.000  Beschäftigte mit  der  Produktion  von  EE‐
Anlagen, 64.000 mit deren Betrieb und 69.000 mit biogenen Energieträgern befasst; dazu kommen ca. 
8.000  Beschäftigte  in  Forschung  und  Entwicklung  sowie  in  der  Verwaltung.  Betrachtet man  dies  im 
Hinblick auf die einzelnen Energieträger, so verteilen sich die Beschäftigtenzahlen wie folgt: 138.000  in 
der Windenergie,  127.000  in  der  Bioenergie,  69.000  in  der  Solarenergie,  17.000  in  der  Geothermie 
(oberflächennah  und  tief),  13.000  in  der  Wasserkraft.  Da  Baden‐Württemberg  besonders  in  den 
letztgenannten Energieformen engagiert ist, aber zugleich ein starker Zulieferer in der Windenergie ist, 
dürften sich diese Verhältnisse auch in der heimischen Wirtschaft widerspiegeln. Konkret waren 2013 in 






Euro,  vor  allem  in  den  Segmenten  On‐hore‐Wind,  PV  und  Wasserkraft.  Das  Solarcluster  Baden‐
Württemberg  e.V.,  eine  Branchen‐Vereinigung,  weist  darauf  hin,  dass  die  PV‐Märkte  vor  allem 
außerhalb  Europas wachsen,  aber  diese  Zukunftstechnologie  zum  industriellen  Kern  Europas  gehöre. 
Laut einer Stellungnahme des Vereins entwickeln  sich Geschäftsmodelle  zum Eigenverbrauch und der 
dezentralen  Speicherung.  Dabei  sei  es  unerlässlich,  die  globale  Wettbewerbsfähigkeit  durch  einen 
starken  Heimatmarkt  zu  kräftigen:  "Die  baden‐württembergische  Solarbranche  bietet  Produkte  und 
Dienstleistungen  aus  allen  Bereichen  der  solaren Wertschöpfungskette“  (277).  Rund  25 Prozent  aller 
weltweit  produzierten  PV‐Module  werden  dem  Verband  zufolge  auf  baden‐württembergischen 
Maschinen hergestellt; deren  Integration  in Stromsysteme erfordern zahlreiche elektrotechnische und 
maschinenbautechnische  Komponenten  wie  Netzbetriebsmittel,  Leistungselektronik  und  IuK‐
Technologien.  Weitere  Chancen  ergeben  sich  im  Dienstleistungs‐  und  Installationssektor  durch 
Projektierungen, Beratungen und Contracting bis hin zu Finanzierungen. 
Energiespeicher  
Die  Energiespeicherung  ist  ein  essentieller  Baustein  bei  der  Integration  volatiler  erneuerbarer 
Energieträger  in  das  Stromnetz  (278).  Deren  Anwendungsgebiete  sind  so  vielfältig,  dass  ein  breites 
Spektrum  von  Speichertechnologien  nötig  ist  und  sich  daraus  attraktive  Marktchancen  entwickeln 
werden. Neben  dem  Ausgleich  der  Erzeugung  von Windkraft‐  und  Solaranlagen  entstehen  zukünftig 






KWK und  für  Power‐to‐Heat neue Märkte besonders  im Verkehrs‐ und Chemiesektor.  „Aufgrund der 
sinkenden  Kosten  der  entsprechenden  Speichertechnologien wird  der  Ersatz  von  fossilen  Rohstoffen 
durch Strom aus Windkraft‐ und Solaranlagen in diesen Sektoren in Zukunft zunehmend attraktiv“ (91). 
Aktuell geben die wachsenden Beteiligungen an Messen und Konferenzen ein interessantes Indiz für den 
sich  rasch  entwickelnden  Markt:  Beispielsweise  beteiligten  sich  im  Juni  2015  auf  Europas  größter 
Fachmesse  für  Batterien  und  Energiespeichersysteme  in  München  knapp  160  Aussteller  mit 
Technologien,  Produkten  und Dienstleistungen  rund  um  die  Speicherung  Erneuerbarer  Energien;  die 
Zahl  der  ausstellenden  Unternehmen  habe  sich  damit  gegenüber  der  Vorgängerveranstaltung 
verdreifacht. So seien derzeit bereits 20.000 Solarspeicher installiert, das entspricht einer Verdoppelung 




werden  zu  erheblichen  Investitionen  führen,  wenn  die  politischen  Rahmenbedingungen  zu 
verlässlicheren Planungen führen. Insbesondere aus Sicht des Mittelstands können die Zulieferung von 
Bauteilen  und  Komponenten,  Netzbetriebsmittel,  Transformatoren,  Sensorik  und  Aktorik, 
Datenerfassungs‐  und  ‐verarbeitungssysteme  sowie  die  damit  verbundenen  Dienstleistungen 
wachsende  Geschäftsfelder  werden.  Smart  Grid‐Technologien  gehören  ebenfalls  zu  den 
Wachstumsfeldern  der  Energiewende.  Baden‐Württemberg  kann  sich mit  Smart  Grids  nicht  nur  ein 
neues  Technologiefeld  im  globalen  Wettbewerb,  sondern  auch  Wertschöpfung  und  Arbeitsplätze 
erschließen  (280).  Smart  Grids  stellen  einen  wesentlichen  Baustein  für  eine  nachhaltige, 
ressourcenschonende und effiziente Energieversorgung dar. Sie sind  in der  jüngst erarbeiteten „Smart 
Grids‐Roadmap Baden‐Württemberg“ zusammengefasst15. Diese zeigt auf, wo Innovationsschwerpunkte 
in  Baden‐Württemberg  liegen,  welche  Handlungs‐  und  Lösungsansätze  es  gibt,  welche 
Rahmenbedingungen  geändert  werden  sollten,  welche  tragfähige  Geschäftsmodelle  entwickelt  und 
welche  Pilotprojekte  angestoßen  werden  könnten.  Darin  wird  auch  angeregt,  Pilotprojekte  zum 
Lastmanagement  zur Deckung des  Spitzenlastbedarfs  in  Süddeutschland  zu entwickeln. Außerdem  ist 
vorgeschlagen worden, das Verteilnetz durch den  Einsatz  von  regelbaren Ortsnetztransformatoren  in 
Richtung Smart Grid auszubauen. 
Kritisch anzumerken bleibt, dass sich zahlreiche  Ideen und  Initiativen zum Smart Grid zwar abzeichnen 
aber  noch  kaum  Implementierungen  zeigen.  2012  wurde  die  „Smart  Grid  Plattform  Baden‐






Gefördert  werden  Durchführbarkeitsstudien  und  Demonstrationsvorhaben.  Demzufolge  bieten  sich 
auch  den  heimischen  Unternehmen  die  erhofften  Marktchancen  durch  neue  Produkte  und 











Geschäftsfelder  rund  um  die  Senkung  des  Stromverbrauchs  werden  häufig  unter  dem  Schlagwort 
Energieeffizienz  zusammengefasst.  Dabei  sind  push‐pull  Marktbewegungen  zu  betrachten: 
Effizienztechnologien,  ‐produkte und  ‐dienstleistungen, die als Angebote  in den Markt dringen  (push), 
werden in ihrem Erfolg sehr stark von der Nachfrage (pull) bestimmt. Hier divergieren jedoch häufig die 
politisch  gewollten  Effizienzmaßnahmen  von  den  bei  den  gewerblichen,  industriellen  und  privaten 
Verbrauchern umgesetzten Stromverbrauchssenkungen.  „Energieeffizienz wird  ihren Zielkorridor nach 
heutige  Einschätzung  ohne weitere Maßnahmen  verfehlen“  (276) Diese Diskrepanz  hat  verschiedene 
Ursachen, die seit Längerem besorgt untersucht werden und deswegen  immer wieder Gegenstand von 
Initiativen werden. Anreizsysteme  sind dabei ebenso Handlungsfelder wie  regulatorische Eingriffe aus 
der  Politik  und  Verwaltung  auf  allen  Sektoren  des  Energiemanagements  bis  hin  zu 








Dem  gegenüber  stehen  solche  Unternehmen,  für  die  das  Energiesparen  ein  wichtiger  Faktor  im 
Kostenmanagement  ist  und  die  damit  den Market‐Pull  bestimmen.  So  sehen  in  Baden‐Württemberg 
rund  zwölf  Prozent  der  Unternehmen  einer  Studie  der  Commerzbank  (281)  zufolge  ein 
Energieeffizienzmanagement  als  existentiell  notwendig  für  ihr  Unternehmen  an.  Die  Hälfte  aller 
untersuchten  Unternehmen,  vor  allem  in  den  Sektoren  Einzelhandel,  verarbeitendes  Gewerbe  und 
Dienstleitungen, erwartet eine nennenswerte Kostensenkung durch eine verbesserte Energieeffizienz.  
Zusammenfassend  heißt  es  in  der  Commerzbank‐Analyse:  „Die Unternehmen  in Baden‐Württemberg 
agieren  in  engen  Märkten  mit  ausgereiften  Produkten,  starkem  Verdrängungswettbewerb  und 
beschleunigten  Produktzyklen.  Effizienzsteigerung  und  Innovation  sind  Kernaufgaben  am 
Industriestandort  Baden‐Württemberg;  die  dort  ansässigen  Unternehmen  bewerten  die 
Wachstumsperspektiven jedoch überdurchschnittlich optimistisch.“ 
Die Vielfalt der möglichen Angebote umfasst von der Beratungsleistung bis  zum Contracting, von der 
Substitution  älterer,  ineffizienter  Produkte  bis  zur  Neugestaltung  von  Produktionsprozessen 
einschließlich der logistischen Ketten ein weites Spektrum und damit auch breite Marktchancen für die 
baden‐württembergischen  Unternehmen.  Das  Umwelt‐  und  Energieministerium  Baden‐Württemberg 
hat  eine  Sammlung  von  Beispielen  veröffentlicht,  die  die  Energieeffizienz  in  Unternehmen  in  seiner 
Vielfalt  zeigt  (282).  In  der  Liste  finden  sich  Energieberatung,  Einsparpotenziale  durch 
Energiemanagement,  Schulung, Ausbildung  und  Contracting  ebenso wie  Lastmanagement, Abwärme‐
verstromung,  Prozessoptimierungen  sowie  Datenerfassung  und  ‐verarbeitung  als  Dienstleistung.  Es 









Ein  derzeit  öffentlich  noch  nicht  so  sehr  beachtetes  Geschäftsfeld  entwickelt  sich  zukünftig  in  den 
Rückbautechnologien für Kernkraftwerke.  Rund 440 Reaktoren in 38 Ländern sind derzeit in Betrieb und 
es  ist  absehbar,  dass  in  den  kommenden  Jahrzehnten  zahlreiche  KKWs  stillgelegt  und  rückgebaut 
werden.  Dies  ist  ein  technisch  anspruchsvoller  und  langwieriger  Prozess,  der  zudem  eine  hohe 
Kompetenz und profundes Wissen voraussetzt. Durch den politischen Beschluss zum Ausstieg aus der 
KKW‐Nutzung  in  Deutschland  einerseits  und  der  daraus  erwachsenden  technologischen  Erfahrung 
andererseits werden  sich deutsche Unternehmen hier  zu Marktführern  entwickeln. Mit  ihrem hohen 
technischen  Wissen  werden  sich  baden‐württembergische  Unternehmen  entlang  der  gesamten 
Wertschöpfungskette  des  Rückbaus  am  internationalen  Markt  positionieren  können,  sowohl  was 
Generalunternehmer angeht wie auch KMU als Zulieferer. 
Zusammengefasst  zeigen  die  Entwicklungen,  die  unter  dem  Stichwort  „Energiewende“  ablaufen,  ein 
großes Potenzial an neuen und anderen Möglichkeiten  für baden‐württembergische Unternehmen, an 
dieser  Transformation  nicht  nur  teilzunehmen,  sondern  auch  ihren  unternehmerischen  Erfolg 
auszubauen.  Die  sehr  innovative  Wirtschaft  im  Land  wird  durch  ihren  engen  Kontakt  zu  und 
Kooperationen  mit  Grundlagenforschung  und  Entwicklungsaktivitäten  der  Universitäten  und 
Forschungseinrichtungen  in  Forschung  und  Entwicklung  unterstützt,  was  sich  als  weiterer 
Standortvorteil  erweist.  Dabei  sollten  ‐  wie  schon  in  der  Hauptstudie  2012  beschrieben  (1)  ‐  auch 
Synergien mit anderen Branchen genutzt werden. Beispielsweise erfordert der beabsichtigte Ausbau der 
Elektromobilität  eine  enge  Zusammenarbeit mit  der Automobilindustrie. Hinsichtlich  vieler  in Baden‐
Württemberg ansässiger Unternehmen  ist diese Entwicklung der Elektromobilität entscheidend, denn 
viele Wirtschaftsbereiche sind von den Entwicklungen betroffen und wirken aktiv daran mit. Neben den 
Ladesäulenherstellern,  Energieversorgern  (besonders  Stadtwerke),  IT‐Unternehmen, 




eng.  Die  Universitäten  und  Hochschulen,  die  außeruniversitären  Forschungseinrichtungen  sowie  die 
Industrieunternehmen müssen hier eine nachhaltige Verstärkung der Innovationsleistung herbeiführen. 
So  wird  zum  Beispiel  in  der  Roadmap  der  Smart  Grid  Plattform  empfohlen,  einen  Lehrstuhl  zur 
interdisziplinären  Integration  des  Themas  Smart  Grids  in  der  Forschung  und  Lehre  einzurichten.  
Insbesondere sind  internationale Kontakte und die Durchdringung des europäischen und des globalen 
Markts von Bedeutung. Zentrales Projekt  ist  in dieser Hinsicht die vom KIT  initiierte  „Knowledge and 
Innovation Community  (KIC)  InnoEnergy“ des „European  Institute of  Innovation and Technology  (EIT)“ 
geworden,  deren  deutsche  Co‐Location  in  Karlsruhe  ansässig  ist,  unter  Einbindung  der  Universität 
Stuttgart. Auf‐ und Ausbau wurden und werden von der Landesregierung unterstützt, da sich mit dem 
langfristig angelegten Programm erneut das Land als Zentrum europäischer Aufgaben im Energiebereich 









durch  die  politischen  Entscheidungen  der  Bundesregierung  nach  dem  Fukushima‐Unglück  deutlich 




In  der  vorliegenden  Aktualisierung  einer  Studie,  die  2012  angefertigt wurde  und  in  der  damals  die 
akuten  Auswirkungen  der  politischen  ‚Energiewende‘‐Beschlüsse  auf  die  Versorgungssicherheit  und 
Preisentwicklungen  in  Baden‐Württemberg  hochgerechnet wurden, werden  diese  Auswirkungen  vor 
dem Lichte neuerer Erkenntnisse analysiert und bewertet. Folgende Ergebnisse und Schlussfolgerungen 
können zusammengefasst werden: 




Bundesregierung  und  der  verschiedenen  Landesregierungen  unterschiedliche  Schwerpunkte 
gesetzt werden.  Gleichzeitig werden  nicht  zu  erfüllende  Erwartungen  deutlicher  identifiziert. 




Randbedingungen  eingestellt  bzw.  erwartet,  dass  in  den  kommenden  Jahren  sich  die 
Unternehmen  noch  stärker  eigenverantwortlich  darum  kümmern  werden  müssen.  Die 
Unternehmen  im  Land  beurteilen  die  Auswirkungen  der  Energiewende  auf  die  eigene 
Wettbewerbsfähigkeit  erstmals  knapp  positiv.  Das  ergab  die  Baden‐Württemberg‐spezifische 
Auswertung des bundesweiten IHK‐Energiewende‐Barometers 2015.16 So ergreifen oder planen 
die  baden‐württembergischen  Unternehmen  häufiger  Maßnahmen  als  im  Bundesschnitt. 
Besonders deutlich wird dies beim Aufbau eigener  Energieversorgungskapazitäten, beim Bezug 
erneuerbarer Energien oder bei der Verstärkung von Forschung und Entwicklung. Aus Sicht der 
Wirtschaft  ist  es  unerlässlich,  sich  für  eine  schwankende  Stromversorgung  vorzubereiten. 
















 In diesen beiden Szenarios werden zumindest  in den kommenden  Jahren die Klimaschutzziele 
nicht erreicht, weil durch den Ausstieg aus der Kernenergie die Versorgung mit einem höheren 
Anteil an fossilen Kraftwerken gewährleistet werden muss. 
 Ein  weiteres  Szenario  (Klimaschutz‐Szenario)  der  vorliegenden  Studie  untersucht  eine 
Möglichkeit die Klimaschutzziele zu erreichen. Dazu wäre ein noch weitergehender Umbau des 




 Der  Netzausbau  zum  Stromtransport  von  Norddeutschland  nach  Süddeutschland  und  die 
Ertüchtigung  der  Verteilung  im  Land  sind  im  Hinblick  auf  die  Versorgungssicherheit 
unverzichtbar.  Nur  auf  der  Basis  einer  vernünftigen  Netzausbau‐Strategie,  die  zugleich  auch 








Zykluszahlen  und  ihrer  Größenordnung  als  große  zentrale  oder  kleine  dezentrale  Speicher 
kommen  verschiedene  Technologien  zum  Einsatz.  Dezentrale  Speicher  bis  hinunter  zu 
kleinskaligen, haushaltsnahen oder betriebsinternen Speichern entlasten die Anforderungen an 
den Ausbau der Einspeise‐ und Verteilnetze. Hier zeichnet sich  in  jüngster Zeit ein wachsender 
Markterfolg  bei  kleinen  PV‐Speichersystemen  ab,  die  in  der  Kalkulation  bereits  nahe  an  die 
Strombezugskosten heranreichen können. 





 Grundsätzlich  ist  davon  auszugehen,  dass  Endverbraucherpreise  für  Strom  steigen,  aber  die 
einzelnen Preiskomponenten in dieser Studie nicht prognostiziert werden, sondern auf aktuelle 
Untersuchungen  zurückgegriffen  wird.  Netzausbau  und  Speicherung  erfordern  Investitionen, 
Reservekraftwerke ebenso. Großhandelspreise können durch das  zeitweilige Überangebot der 
erneuerbaren Energien weiter sinken. 
Zusammenfassend  ergibt  sich  aus  der  Aktualisierung  der  Studie  „Die  Weiterentwicklung  der 
Energiewirtschaft  in  Baden‐Württemberg  bis  2025  unter  Berücksichtigung  der  Liefer‐  und 
Preissicherheit“ aus dem Jahr 2012, dass die Versorgungssicherheit  im Jahr 2025 und damit nach dem 
Abschalten  der  bisher  noch  verbliebenen  Kernkraftwerke  gewährleistet  werden  kann.  Ähnliche 
Bemühungen  in Ländern der EU und die Selbsthilfekraft der Unternehmen werden die Transformation 
des  Energiesystems  weiterhin  ermöglichen.  Dennoch  muss  deutlich  auf  die  Konditionen  verwiesen 
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